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RESUMO 
A produção primária e secundária de óleo em reservatórios de origem carbonática 
é relativamente baixa usando-se métodos convencionais de recuperação. A rocha presente 
nestes tipos de formação pode apresentar molhabilidade neutra ou preferencialmente ao óleo, 
o que torna a técnica de injeção secundária de água ineficaz, principalmente em reservatórios 
com molhabilidade voltada ao óleo. A recuperação avançada de óleo, ou Enhanced Oil 
Recovery (EOR), usando água de baixa salinidade para alterar a molhabilidade da rocha e 
reduzir a tensão interfacial tem sido estudada nos últimos anos apresentando bons resultados 
em laboratório. Apesar dos estudos dirigidos, ainda há muitas dúvidas quanto aos mecanismos 
propostos. O mecanismo de alteração de molhabilidade mais aceito é a troca iônica, que 
sugere que os íons Ca
2+
, Mg
2+
 e SO4
2-
 são os responsáveis pela recuperação incremental de 
óleo quando se injeta água de baixa salinidade em rochas carbonáticas. Esse mecanismo 
também sugere que os íons chamados não-ativos Na
+
 e Cl
-
 da água de injeção influenciam 
negativamente na recuperação de óleo.  O objetivo deste trabalho foi avaliar a recuperação de 
óleo por injeção de água do mar com diferentes composições em modo secundário e terciário. 
Foram realizados oito ensaios de deslocamento forçado em dolomitas provenientes de 
afloramento a condições de 5000 psi e 124
°
C. Estudou-se o comportamento da recuperação de 
óleo quanto à redução de salinidade, usando água do mar duas, dez, cinquenta e cem vezes 
diluída, e redução da quantidade de cloreto de sódio na proporção 75%, 50%, 25% e 0% da 
concentração da água do mar original. Nos ensaios realizados com água de baixa salinidade 
na recuperação terciária, observou-se pouca ou nenhuma recuperação adicional. Isso 
provavelmente acontece devido à redução dos íons ativos magnésio, cálcio e sulfato. Os 
resultados pareceram mais promissores quando se injetou água do mar com salinidade 
reduzida na recuperação secundária.  
 
Palavras Chave: Injeção de água de baixa salinidade, reservatórios carbonáticos, recuperação 
avançada de óleo, molhabilidade.  
  
ABSTRACT 
Primary and secondary oil recovery in carbonate reservoirs is relatively low. The 
characteristic rock in these types of formation is usually oil-wet or neutrally-wet, which 
makes the secondary water injection technique ineffective, especially when the reservoir is 
oil-wet. The Enhanced Oil Recovery (EOR) using low salinity water to alter rock wettability 
and reduce interfacial tension has been studied in recent years and has brought good results in 
laboratory, but there are still a lot of questions about the proposed mechanisms. The most 
accepted mechanism for wettability alteration is the ion exchange, which suggests that the 
ions Ca
2+
, Mg
2+
 and SO4
2-
 are the responsible for the incremental oil recovery when low 
salinity water is injected into carbonate rocks. This mechanism also suggests that the so-called 
"non-active" ions Na
+
 and Cl
-
 of the injection brine impact the oil recovery from a negative 
way. The objective of this work was to evaluate the oil recovery by injecting seawater with 
different compositions in secondary and tertiary mode. Eight forced-displacement tests were 
carried out on outcrop dolomites at extreme conditions of 5000 psi and 124
°
C. This project 
aims to evaluate the behavior of the oil recovery by low salinity brine with two, ten, fifty and 
one hundred times diluted seawater, and reduction of the sodium chloride in 75%, 50%, 25% 
and 0% the concentration of the original seawater. In the tests performed with low salinity 
water in the tertiary recovery, little or no additional recovery was observed. This probably 
happens due to the reduction of the active ions magnesium, calcium and sulfate. The results 
appear to be more promising when injected low salinity water into secondary recovery.  
 
Keywords: Low salinity water injection, carbonate reservoirs, enhanced oil recovery, 
wettability 
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1. INTRODUÇÃO 
 
As propriedades interativas da rocha/óleo são parâmetros que definem o 
comportamento futuro da produção. Uma vez que o reservatório deixa de ser economicamente 
viável por produção primária (aquela onde o diferencial de pressão entre reservatório e a 
superfície é responsável pela produção de óleo), é necessário usar um método de recuperação 
secundário. Geralmente, a injeção de água é a mais usada devido à sua disponibilidade e 
viabilidade econômica.  
A molhabilidade da formação é considerada um importante fator que controla a 
distribuição de fluidos no reservatório. A preferência da molhabilidade, voltada para a água 
ou para o óleo influencia em muitos aspectos o desempenho do reservatório (Alotaibi et al. 
2010). Em reservatórios de origem carbonática, além da heterogeneidade da rocha, uma das 
razões pela qual a utilização da injeção de água como método de recuperação não é muito 
eficaz é a molhabilidade da rocha. Em condições de reservatório, normalmente a rocha 
carbonática se apresenta molhável preferencialmente ao óleo ou com molhabilidade neutra. 
Portanto, quando há injeção de água nestas condições, ela irá passar diretamente pelo canal 
poroso, não produzindo o efeito de arraste do óleo desejável.  
De modo a contornar este problema, pesquisadores estão estudando métodos que 
possibilitem a alteração da molhabilidade da rocha para um estado mais voltado à água. 
Acredita-se que a injeção de fluidos com diferentes composições iônicas tem essa capacidade 
e pode apresentar grandes impactos na eficiência de deslocamento (Austad, 2012b). Portanto, 
é necessário ter um conhecimento aprofundado dos mecanismos químicos entre a rocha, o 
fluido de injeção e o óleo para que o processo de produção seja otimizado.  
Durante estudos elaborados de laboratório feitos por diversos grupos de 
pesquisadores sobre as propriedades em diferentes sistemas rocha/água/óleo, foi comprovado 
que a injeção de água com composição diferente da água de formação pode causar um 
distúrbio no equilíbrio químico do sistema (Austad, 2012b). Como resultado, o sistema tende 
a buscar um novo equilíbrio químico. Durante este processo, as propriedades de 
molhabilidade entre a rocha e os fluidos serão modificadas, o que pode resultar em uma 
recuperação de óleo melhorada.  
Se for injetada uma água com composição iônica similar à água de formação, o 
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equilíbrio químico do sistema será pouco afetado. Porém, se a composição for ionicamente 
diferente, a recuperação é dita como avançada, ou EOR (Enhanced Oil Recovery). 
 
1.1 Motivação 
A demanda por energia vem crescendo exponencialmente no decorrer dos anos 
(BP, 2016). A necessidade em aproveitar o máximo dos recursos não renováveis chama a 
atenção de indústria petrolífera (IAE, 2017). Como resultado, foram elaboradas diversas 
estratégias para recuperar o óleo presente nas jazidas de petróleo além da diferença de pressão 
entre o reservatório e a superfície (Schlumberger, 2018).  
O melhor método de recuperação depende fundamentalmente das características 
da rocha reservatório, do óleo e da água conata. O fluido injetado deve interagir com sistema 
óleo/rocha no reservatório e criar condições favoráveis para a recuperação do óleo.  Essas 
interações podem, por exemplo, resultar numa menor tensão interfacial, expansão do óleo, 
redução da viscosidade do óleo e/ou alteração da molhabilidade.  
Devido à considerável quantidade de reservatórios carbonáticos (Chandrasekhar e 
Mohanty, 2013), um método de recuperação que considere as características deste tipo de 
rocha é necessário para aumentar a porcentagem de óleo recuperável. A maioria dos 
reservatórios carbonáticos é caracterizada por ter a molhabilidade preferencial ao óleo ou 
neutra, portanto um estudo que considere a alteração da molhabilidade deste tipo de rocha é 
essencial (Treiber et al., 1972). A injeção de água de baixa salinidade está se provando eficaz 
neste sentido, pois o fluido injetado irá reagir ionicamente com a superfície da rocha, 
diminuindo a interação entre o óleo e a rocha e fazendo com que ele se desloque mais 
facilmente entre os poros (Zahid et al., 2012). 
Em relação a interesses nacionais, o pré-sal brasileiro tem características que se 
acreditam ser favoráveis à recuperação avançada por injeção de água de baixa salinidade 
(Pizarro e Branco, 2012). Os reservatórios do pré-sal se encontram na região marítima entre 
os estados do Espírito Santo e Santa Catarina e se estendem por até 800 km de comprimento e 
200 km de largura, como mostra a Figura 1.1 (Riccomini et al., 2012).  
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Figura 1.1 - Distribuição das rochas reservatório do pré-sal (Fonte: Riccomini et al., 2012). 
 
 As rochas reservatório do pré-sal são de origem carbonática. A qualidade do óleo 
encontrado é considerada leve, o que deixa o campo ainda mais atrativo levando em conta que 
o restante do óleo produzido no país é caracteristicamente mais pesado. Acredita-se que as 
condições de óleo, rocha e água de formação presentes na formação do pré-sal formam um 
cenário atrativo para a injeção de água de salinidade reduzida (Bosco, 2015). Além do 
possível aumento do fator de recuperação, o custo relativamente baixo da injeção de água com 
baixa salinidade justifica a relevância da presente pesquisa (Riccomini et al., 2012). 
 
1.2 Objetivos 
O presente estudo tem como objetivo analisar o potencial da água do mar com 
salinidade reduzida como método de recuperação secundária e terciária em dolomitas. Dois 
parâmetros serão considerados: redução da salinidade total da água do mar e alteração da 
concentração de cloreto de sódio (NaCl). Os testes serão realizados simulando condições de 
temperatura e pressão de reservatório (5000 psi e 124
°
C). O óleo a ser usado é 
caracteristicamente leve e tem origem do pré-sal.  
A injeção é realizada por etapas e em sequências determinadas, onde será possível 
estudar o efeito de cada parâmetro separadamente. Para verificar os resultados, alguns testes 
são realizados em duplicatas.  
23 
 
  
2. FUNDAMENTAÇÃO TEÓRICA 
 
Este capítulo apresenta os principais conceitos necessários para a compreensão da 
técnica de recuperação avançada de óleo por injeção de água com salinidade reduzida. O 
capítulo é iniciado com o conceito de molhabilidade, citando os principais métodos utilizados 
para sua determinação. Em seguida, é feita uma apresentação sobre rochas carbonáticas e suas 
principais características. 
 
2.1 Definição de Molhabilidade 
Segundo Willhite (1986), molhabilidade é o grau de interação entre a superfície da 
rocha reservatório e as fases dos fluidos presentes no sistema. Esta propriedade define como 
estes fluidos se distribuem no meio poroso. Quando dois fluidos imiscíveis são colocados em 
contato com uma superfície sólida, uma das fases geralmente é atraída pela superfície mais 
fortemente que a outra. Esta fase é identificada como sendo a fase molhante do sistema e a 
outra fase como não-molhante. 
A molhabilidade pode ser explicada quantativamente examinando os balanços de 
força entre os dois fluidos imiscíveis e a superfície sólida, como mostra a Figura 2.1. Na 
Figura 2.1(a), o fluido molhante se espalha sobre a superfície da rocha indicando preferência 
da rocha pelo mesmo. A Figura 2.1(b) ilustra dois tipos de sistemas, onde a rocha 
preferencialmente molhável à água e onde a rocha é molhável ao óleo. 
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Figura 2.1 - Molhabilidade do sistema água/óleo/rocha. (a) Forças de tensão interfacial atuantes num sistema 
com dois fluidos imiscíveis. (b) Sistemas onde a rocha é molhável à água e onde a rocha é molhável ao óleo, 
respectivamente. (Fonte: Modificada de Willhite, 1986). 
 
As forças que estão presentes na linha de contato são a tensão interfacial entre o 
fluido não-molhante e o sólido (σnm,s); tensão interfacial entre o fluido molhante e o sólido 
(σm,s) e a tensão interfacial entre os fluidos molhante e não-molhante (σm,nm). O ângulo de 
contato θ (variando de 0º a 180º) é o ângulo medido no líquido mais denso. Quando o ângulo 
for menor que 90º, o fluido mais denso representa a fase molhante do sistema. Quando θ for 
maior que 90º este fluido representa a fase não-molhante. 
No equilíbrio, a soma das forças agindo ao longo da linha de contato deve ser 
zero. Tendo isso em mente, define-se a tensão de adesão (σA) como sendo a diferença entre as 
tensões ao longo da rocha (Rosa et al., 2006). A Equação (1) descreve a equação de Young, 
que representa o balanço de forças na direção paralela à superfície da rocha.  
 
                        (1) 
 
A molhabilidade é uma função complexa dependente das propriedades do sólido e 
dos fluidos presentes em cada sistema. Variações drásticas no ângulo de contato podem ser 
obtidas pela seleção apropriada dos fluidos e do sólido do sistema. A interação da fase oleosa 
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com a rocha é dependente da composição dos hidrocarbonetos presentes no óleo assim como 
da composição da água e da mineralogia da rocha (Willhite, 1986). 
2.1.1 Determinação da Molhabilidade 
Muitos métodos foram desenvolvidos para avaliar a molhabilidade de um sistema 
rocha/fluido. Atualmente, três métodos são mais usados para a medida quantitativa da 
molhabilidade: método Amott, medições de ângulo de contato e método USBM (United 
States Bureau of Mines). 
 
Método de Amott. Amott (1959) fez um estudo para determinar a molhabilidade 
média de uma amostra que envolve embebição espontânea e deslocamento forçado de ambos, 
água por óleo e óleo por água. Este método considera o princípio de que, em um processo de 
embebição espontânea, o fluido molhante desloca o fluido não molhante da rocha. De acordo 
com o pesquisador, para a realização dos testes é necessário preparar uma amostra saturada 
com óleo. O teste visa medir cinco parâmetros: (1) o volume de óleo residual após a 
centrifugação da rocha com água por deslocamento forçado, realizado em centrífuga; (2) o 
volume de água deslocado em um teste de embebição espontânea onde a amostra é imersa em 
querosene; (3) o volume de água deslocado em um teste de centrífuga usando-se querosene; 
(4) o volume de querosene deslocado em um teste de embebição onde a amostra é imersa em 
água; e (5) o volume total de óleo deslocado em um teste de centrífuga usando-se água.  
De acordo com Amott, a molhabilidade da rocha é definida por dois parâmetros, 
sendo que o primeiro deles é o índice de deslocamento por óleo (Io), dado pela Equação (2). 
Ele representa a razão entre o volume de água deslocado espontaneamente pelo óleo (dado 
apenas pelo processo de embebição), Vwsp, e o volume total deslocado pela embebição de óleo 
e deslocamento forçado (centrifugação), Vwt. 
 
    
    
   
 (2) 
 
O segundo fator é o índice de deslocamento por água (Iw), dado pela Equação (3), 
sendo este a razão entre volume deslocado espontaneamente por água apenas, Vosp, e o 
volume total deslocado por embebição e por deslocamento forçado (centrifugação), Vot. 
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 (3) 
 
A molhabilidade da rocha é, portanto, dada por estes dois índices. Para uma 
amostra preferencialmente molhável à água, Iw deve ser positivo ao passo que Io será próximo 
a zero. Do mesmo modo, em uma amostra fortemente molhável ao óleo, Io deve ser positivo 
enquanto que Iw será próximo a zero. Ambos os índices serão próximos à zero caso a amostra 
apresente molhabilidade neutra.  
De acordo com Anderson (1986), uma modificação para o método de Amott 
chamado “Índice de deslocamento relativo de Amott-Harvey” vem sendo usado mais 
frequentemente por pesquisadores. A diferença entre os modelos apresentado é que no último 
a amostra é centrifugada com salmoura seguida de óleo para se obter um valor de saturação de 
água irredutível. Portanto, o índice de Amott-Harvey (I) é a diferença entre os índices 
relativos à água e ao óleo, dado pela Equação (4): 
 
         (4) 
 
O critério de molhabilidade é dado pela Tabela 2.1: 
 
Tabela 2.1 - Critério de molhabilidade pelo Índice de Amott-Harvey. 
Intervalo Característica 
+0,3 ≤ I ≤ 1,0 Molhabilidade à água 
-0,3 ≤ I ≤ 0,3 Molhabilidade intermediária 
-1 ≤ I ≤ -0,3 Molhabilidade ao óleo 
 
Medições de ângulo de contato. As medidas de ângulo de contato foram 
desenvolvidas para determinar a molhabilidade sem o uso do material da formação. Segundo 
Anderson (1986), para a realização deste teste é necessário que as superfícies sejam artificiais 
e livres de impurezas. As vantagens de se utilizar este método é a possibilidade de estudar 
parâmetros que afetam a molhabilidade separadamente, como os efeitos da temperatura, 
pressão e salinidade. 
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Muitos métodos de medição de ângulo de contato foram desenvolvidos, mas o 
método da gota séssil sua forma modificada são os mais usados na indústria de engenharia de 
petróleo devido à possibilidade de serem realizados com fluidos não-puros, como é o caso do 
petróleo. Em ambos os métodos, utiliza-se uma célula de teste composta por materiais inertes 
a fim de avaliar o comportamento do fluido a ser testado. Para o primeiro caso, um cristal 
mineral polido plano é usado, como ilustra a Figura 2.1. Neste método, deposita-se uma gota 
do líquido a ser estudado em um mineral polido e com energia superficial conhecida. O 
ângulo de contato formado entre o fluido e a superfície é um parâmetro que indica a 
molhabilidade do sistema (Rulison, 1996). Para o segundo método, usam-se duas lâminas de 
cristal mineral polido que são colocadas em paralelo em estrutura ajustável, como mostrado 
na Figura 2.2. Uma gota de óleo é então posta entre dois cristais e envelhecida por alguns 
dias. Depois disso, os dois cristais são movidos paralelos um ao outro (Figura 2.2b) 
alcançando um ângulo de não equilíbrio. Este ângulo deve diminuir depois de alguns dias até 
que um ângulo constante seja obtido. 
 
 
Figura 2.2 - Método modificado da gota séssil de medição de molhabilidade do sistema óleo/água/rocha (Fonte: 
Anderson, 1986). 
 
A desvantagem deste último método é o efeito de histerese gerado entre os 
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ângulos da água avançando e retrocedendo no teste. Neste tipo de experimentos nota-se que o 
sistema pode permanecer estável com diferentes ângulos de contato entre o líquido e as 
lâminas, o que dificulta a determinação da molhabilidade do sistema. Anderson (1986) afirma 
que a histerese do ângulo de contato pode ser causada pela rugosidade, heterogeneidade e 
imobilidade da superfície numa escala macromolecular. 
 
Método USBM. O método de medição de molhabilidade USBM foi desenvolvido 
por Donaldson et al. (1969) e consiste em utilizar a centrífuga para a saturação da amostra a 
diferentes velocidades. As maiores vantagens deste método são sua velocidade para a 
obtenção de resultados e a sua sensibilidade para determinar a molhabilidade de amostras com 
características neutras (Anderson, 1986).  
Inicialmente a amostra está a saturação de água inicial (Swi) em um tubo 
preenchido com água. A centrifuga rotacional a amostra a velocidades crescentes até atingir 
uma saturação de óleo residual (Sor). Os testes são repetidos, mas desta vez a amostra é 
colocada em um tubo preenchido com óleo e é centrifugada a diferentes velocidades até 
chegar novamente ao ponto de saturação de água inicial (Abdallah et al., 2007). Dos 
resultados deste teste, são geradas curvas representadas pela Figura 2.3, onde a á áreas A1 e 
A2 representam o trabalho termodinâmico necessário para deslocar cada fluido na rocha.  
 
 
Figura 2.3 – Curvas de pressão capilar do teste USBM, onde A1 e A2 representam o trabalho termodinâmico 
necessário para deslocar os fluidos na rocha (Fonte: Adaptado de Abdallah et al., 2007) 
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O índice de molhabilidade USBM (IUSBM) é dado calculando-se o logaritmo da 
razão entre as áreas do gráfico, como indica a Equação (5). Este índice varia de -∞, para 
amostras fortemente molháveis ao óleo, até +∞, para amostras fortemente molháveis à água. 
 
           (
  
  
) (5) 
 
2.2 Rochas Carbonáticas 
2.2.1 Carbonatos 
Os carbonatos são formados por grupos carboxílicos CO3
-2
 negativamente 
carregados e cátions bivalentes como cálcio (Ca
2+
), Magnésio (Mg
2+
), Ferro (Fe
2+
), Manganês 
(Mn
2+
), Zinco (Zn
2+
), Bário (Ba
2+
), entre outros (Ahr, 2008). Os carbonatos podem ser 
encontrados naturalmente como sedimentos, recifes e depósitos minerais. Eles podem ser 
agrupados em famílias com base a sua estrutura cristalina ou configuração interna dos átomos. 
O tipo mais comum de mineral carbonato possui configuração cristalina hexagonal, como a 
calcita e a dolomita (Ahr, 2008). A Figura 2.4 ilustra a estrutura interna presente na calcita, 
sendo que a Figura 2.4(a) representa a posição e orientação do cálcio e íons carbonatos em 
camadas, e a Figura 2.4(b) ilustra a estrutura cristalina da calcita, em sua forma hexagonal.  
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Figura 2.4 - Estrutura interna da calcita (Ahr, 2008). 
2.2.2 Tipos de Rochas Carbonáticas 
As formas de minerais mais abundantes nas formações carbonáticas são a 
dolomita e a calcita (Shehata et al., 2014). Há diversas maneiras de se classificar os 
reservatórios carbonáticos de acordo com suas propriedades. A literatura geológica tradicional 
classifica estes tipos de reservatório em termos de propriedades primárias, secundárias e 
terciárias (Dunham, 1962). As propriedades primárias incluem textura, estrutura espacial, tipo 
de grão, composição mineralógica e estruturas sedimentares. A textura é definida pelo 
tamanho, formato e organização dos grãos que compõem a rocha sedimentar. A estrutura 
espacial é definida pelo alinhamento e orientação dos grãos, assim como pelo padrão 
geométrico dos carbonatos cristalinos. A composição mineralógica se refere à mineralogia 
original que, por sua vez, tem papel importante no estudo da diagênese
1
 dos carbonatos e 
fornece informações essenciais sobre sua evolução geológica. A classificação de acordo com 
                                                 
1
 Diagênese se refere ao processo químico e físico que altera as características do sedimento deste a sua 
deposição até sua consolidação (Fonte: Nichols, 2009) 
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as estruturas sedimentares dos carbonatos pode dar informações bastante úteis para a 
interpretação de ambientes deposicionais.   
As propriedades secundárias são dependentes das primárias, como porosidade, 
permeabilidade e densidade aparente. Estas propriedades, principalmente a porosidade e 
permeabilidade, são de extrema importância para determinar a qualidade do reservatório. 
Enquanto as propriedades primárias são consideradas levando em conta as características das 
rochas e ambientes deposicionais, a porosidade é classificada de acordo com os atributos 
físicos que podem ou não estar relacionados à origem da rocha. A porosidade e a 
permeabilidade podem ser medidas diretamente através de testemunhos e indiretamente 
através de perfis. 
As principais diferenças entre rochas carbonáticas e areníticas estão relacionadas 
às propriedades sedimentais, à alta reatividade química presente nos carbonatos e às 
características diagenéticas (Ehrenberg e Nadeau, 2005).  
Há diversos relatos quanto à classificação de rochas carbonáticas. Segundo 
Marzouk et al. (1998), a categorização das rochas carbonáticas difere com visão da 
engenharia e geologia, mas a classificação básica de ambos os setores se fundamenta nas 
propriedades da porosidade. A geometria dos poros tem um impacto significante na maioria 
das propriedades petrofísicas citadas anteriormente, controlando distribuição de fluido e 
comportamento do fluxo em rochas carbonáticas. Lucia (2007) também afirma que a chave 
para a caracterização de reservatórios é descrever a distribuição espacial de parâmetros 
petrofísicos através das características porosas da rocha. Portanto, a classificação deste tipo de 
rocha deve ser primordialmente baseada na geometria de poros.  
Levando em conta este parâmetro, Marzouk et al. (1998) classificam as rochas 
carbonáticas da seguinte maneira: 
A) Rochas carbonáticas originais, representando as rochas depois da 
sedimentação e no início do processo diagenético. Estas rochas são normalmente bem 
definidas, podendo ter características quase uniformes. 
B) Rochas carbonáticas diageneticamente alteradas, representando as 
rochas depois de vários estágios de diagênese. Isso impacta significantemente sua 
geometria de poros e, consequentemente, suas características petrofísicas. 
C) Misturas de dois ou mais tipos de rochas. A origem desta mistura 
poderia ser de carbonatos remodelados, transição entre dois tipos de rocha ou efeitos 
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diagenéticos seletivos. 
Outro tipo de classificação foi proposto por Allan e Sun (2003), para reservatórios 
carbonáticos fraturados. Esses autores dividiram esses reservatórios em quatro grupos: 
 Os reservatórios “Tipo I” apresentam matriz de baixíssimas porosidade e 
permeabilidade, e são as fraturas que proporcionam tanto a capacidade de armazenamento 
de óleo quanto os caminhos de escoamento.  
 Os reservatórios “Tipo II” têm matriz de baixa permeabilidade e porosidade, mas 
com alguma capacidade de armazenamento, enquanto as fraturas oferecem os caminhos 
de escoamento.  
 Os reservatórios “Tipo III” (microporosos) apresentam matriz de alta porosidade e 
baixa permeabilidade. Os blocos de matriz são responsáveis pelo armazenamento de óleo 
e as fraturas apenas constituem os caminhos para os fluidos escoarem.  
 Os reservatórios “Tipo IV” (macroporosos) têm matriz de altas permeabilidade e 
porosidade, as quais são responsáveis pelo armazenamento e escoamento de fluidos, 
enquanto as fraturas apenas contribuem com aumento de permeabilidade.  
O escoamento de fluidos em meios porosos de reservatórios carbonáticos 
fraturados é peculiar, dado que nesses casos há dois sistemas porosos independentes e 
separados: as fraturas e os blocos de matriz. A Figura 2.5 mostra uma foto de uma rocha 
naturalmente fraturada. Diferentemente dos reservatórios de rochas areníticas, o fluxo não se 
dará de forma homogênea. Em geral, a matriz apresenta alta porosidade e baixa 
permeabilidade e as fraturas contribuem pouco para a porosidade total do sistema, porém 
apresentam uma permeabilidade alta. Assim, as fraturas participam significativamente do 
escoamento. Em um projeto de injeção de água a altas vazões, o fluido injetado vai tender a 
escoar preferencialmente pelas fraturas, caracterizando um baixo varrido. Vai existir também 
uma transferência de fluidos entre os blocos de matriz e as fraturas, a qual deve ser 
necessariamente considerada no estudo do escoamento de fluidos nestes tipos de 
reservatórios. 
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Figura 2.5 - Rocha carbonática fraturada (Fonte: Modificada de Mazo, 2015). 
 
A principal razão de se estudar reservatórios é ter maior conhecimento de como 
encontrar, extrair e controlar os depósitos de óleo e gás. A maioria dos dados usados para 
estudar estes tipos de reservatório vêm de amostras de testemunhos, logs, testes de poços, 
dados de produção e medições geofísicas. Estudos modernos de reservatórios podem incluir 
pesquisas detalhadas de aspectos como a origem e distribuição espacial da porosidade efetiva, 
como os poros estão conectados e como suas propriedades irão influenciar o escoamento e 
armazenamento de fluidos. 
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3. REVISÃO BIBLIOGRÁFICA 
 
Neste capítulo serão reportados os principais estudos realizados em torno da 
técnica de alteração de molhabilidade em carbonatos. Serão apresentados as evidências 
experimentais sobre a técnica e os mecanismos sugeridos pelos pesquisadores por trás do 
aumento da recuperação de óleo sob a influência da água de baixa salinidade. Em seguida, 
serão descritos os principais estudos que indicam o papel dos íons potenciais Ca
2+
, Mg
2+
 e 
SO4
2-
 e a influência dos íons inativos Na
+
 e Cl
-
. Por fim, serão apresentados e avaliados 
resultados da técnica em carbonatos sob diferentes condições de temperaturas. 
 
3.1 Alteração da Molhabilidade em Rochas Carbonáticas 
Durante os últimos anos, houve vários estudos e pesquisas sobre os efeitos da 
injeção de água de baixa salinidade em rochas areníticas (RazaeiDoust et al., 2009; Morrow et 
al., 1998; Ligthelm et al., 2009; Tang e Morrow, 1999). O mecanismo mais aceito por trás do 
benefício da injeção de água de baixa salinidade em arenitos é a alteração de molhabilidade 
dos minerais de argila para um estado mais molhável à água, que por sua vez modifica as 
curvas de permeabilidade relativa ao óleo e à água provocando uma maior recuperação de 
óleo (Romanuka et al., 2012). Porém, em reservatórios carbonáticos, o efeito do mecanismo 
de injeção de água de baixa salinidade ainda não foi bem definido e alguns pesquisadores 
chegaram a descartar o potencial desta técnica nestes tipos de rocha. (Doust et al., 2009; 
Lager et al., 2008). 
As rochas carbonáticas são responsáveis por conter mais de 50% das reservas de 
óleo mundiais (Ahr, 2008). Compreender os mecanismos que controlam a taxa de recuperação 
de óleo é essencial para o sucesso da operação. A molhabilidade do sistema é um fator 
importante para a definição da distribuição dos fluidos ao longo do reservatório. A preferência 
da rocha ao óleo ou à água influencia em como será o desempenho do escoamento do mesmo.  
A molhabilidade afeta uma série de propriedades petrofísicas como pressão 
capilar, permeabilidade relativa, propriedades elétricas e comportamento do escoamento dos 
fluidos. Portanto, é relevante definir como será a molhabilidade da rocha reservatório. 
Acredita-se que a maioria dos reservatórios carbonáticos apresentam 
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molhabilidade neutra ou preferencial ao óleo (Alotaibi et al., 2010). Nestes casos, a interface 
óleo/água está negativamente carregada devido aos grupos carboxílicos presentes na fase 
oleosa (Shehata et al. 2014). Estes tipos de reservatório apresentam características específicas 
que contribuem para uma classificação e produção complexas.  
Algumas pesquisas foram realizadas de modo a investigar o impacto da salinidade 
da água injetada na recuperação de óleo como mecanismos de recuperação secundária e 
terciária em carbonatos (Shehata et al., 2014; Austad et al., 2012a; Yousef et al., 2012; 
Høgnesen et al., 2005). Várias composições de salmoura foram testadas, assim como os 
impactos da presença dos íons Na
+
, Ca
2+
, Mg
2+
 e SO4
2-
, e a influência da temperatura na 
alteração de molhabilidade. Para que se obtenham os melhores resultados de injeção de água 
de baixa salinidade e, consequentemente, maiores taxas de recuperação, é necessário que os 
mecanismos químicos que envolvem a operação sejam conhecidos e claros. Contudo, estes 
processos ainda não são completamente compreendidos (Austad et al., 2012a).  
 
Efeito dos componentes do óleo 
 
A composição do óleo é um fator decisivo na capacidade da rocha de alterar a 
molhabilidade. Os componentes polares presentes no óleo interagem com a superfície da 
rocha e podem alterar a molhabilidade (Buckley et al., 1998). 
Em condições adequadas de reservatório, normalmente a superfície do carbonato é 
preferencialmente molhável ao óleo ou neutra. O número ácido do óleo, ou índice de acidez 
(AN), é um dos principais parâmetros determinantes da molhabilidade original dos carbonatos 
e é expresso em mgKOH/g, ou seja, quantidade da base KOH (hidróxido de potássio) em 
miligramas necessária para neutralizar os ácidos carboxílicos presentes em 1g de óleo. De 
acordo com Zhang e Austad (2005), o número ácido representa a quantidade de grupos 
carboxílicos ácidos no óleo cru. Os componentes do óleo que contêm o grupo carboxílico (–
COOH
-
) são geralmente encontrados em frações pesadas do óleo, como ácidos carboxílicos, 
resinas e asfaltenos (Austad, 2012b). 
A condição de molhabilidade da rocha reservatório está relacionada com a 
estabilidade do filme de água entre a rocha e o óleo. A carga na interface água/óleo é 
normalmente negativa devido à presença de ácidos carboxílicos no óleo, enquanto a carga na 
interface água/rocha é positiva devido ao valor de pH menor que 9,5 e à alta presença de íons 
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Ca
2+
 e Mg
2+
 na água de formação (Austad, 2012b). O filme de água então se torna instável e o 
óleo entra em contato com a superfície da rocha. Os grupos carboxílicos –COOH- portanto se 
tornam fortemente adsorvidos na superfície do carbonato. Portanto, o índice de acidez do óleo 
é um fator determinante no estado de molhabilidade dos carbonetos, e foi observado que a 
molhabilidade à água aumenta com a diminuição do número ácido.  
Standnes e Austad (2000) realizaram testes de embebição espontânea em chalks 
saturados com óleo de diferentes números ácidos. As amostras foram saturadas com vários 
tipos de óleo e envelhecidas por quatro dias a 50
°
C. Os resultados são ilustrados na Figura 3.1. 
Pode-se perceber que há uma alta variação de taxa de embebição espontânea onde as amostras 
saturadas com óleo de número ácido menor recuperaram maior quantidade de óleo. Os óleos 
com número de acidez maior aparentam provocar maior modificação na superfície da rocha 
para um estado mais molhável ao óleo durante o tempo de envelhecimento.  
 
 
Figura 3.1 – Embebição espontânea em amostras de chalk saturadas com amostras de óleo com diferentes 
valores de AN. Observa-se que o aumento do AN faz com que a molhabilidade seja mais voltada para o óleo. 
(Fonte: Standnes e Austad, 2000). 
 
Como a técnica de injeção de água de baixa salinidade está relacionada com a 
alteração de molhabilidade da superfície da rocha de preferencialmente molhável ao óleo para 
molhável à água, é esperado que em reservatórios onde o óleo apresente um número ácido 
alto a técnica seja mais eficiente. 
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Efeito da água de formação  
 
A composição da água de formação tem um papel importante na eficácia da 
técnica de injeção de água de baixa salinidade. A concentração do íon SO4
2-
 na água de 
formação é geralmente baixa devido à alta concentração do íon Ca
2+
 que forma anidrita 
(CaSO4(s)) e precipita a altas temperaturas.  
Zhang et al. (2006c) estudaram o efeito do íon cálcio da água de formação na 
recuperação de óleo. Os autores realizaram teste de embebição espontânea onde alteraram a 
concentração do íon Ca
2+
 na água de formação. Este trabalho conclui que as amostras 
contendo maior concentração do íon Ca
2+
 na água de formação apresentaram uma 
recuperação de óleo maior que aquelas que tinham concentração baixa de cálcio. Os 
resultados podem ser explicados pelo fato de que a alta concentração de Ca
2+
 na água de 
formação torna a superfície da rocha positivamente carregada, enfraquecendo assim o filme 
de água na superfície da rocha, resultando na alteração de molhabilidade do carbonato. 
Shariatpanahi et al. (2011) conduziram testes de embebição espontânea para 
analisar o potencial do íon sulfato na água de formação.  Os resultados dos testes de 
embebição espontânea são mostrados na Figura 3.2. As três amostras usadas foram 
envelhecidas a temperaturas de 50, 90 e 130
°
C. Todos os testes foram realizados a 
temperatura de 50
°
C usando células de Amott comuns. A Figura 3.2(a) mostra os resultados 
dos testes para as três amostras saturadas com a água de formação sem sulfato, enquanto a 
Figura 3.2(b) indica os resultados para as amostras saturadas com água de formação contendo 
17 mmol/L de sulfato. Claramente, as amostras envelhecidas a temperatura de 50
°
C 
apresentaram molhabilidade mais voltada à água que aquelas envelhecidas a 90
°
C e 130
°
C. 
Comparando-se a Figura 3.2 (a) e Figura 3.2 (b), pode-se observar que a presença de sulfato 
na água de formação provocou maior recuperação de óleo, resultado da alteração de 
molhabilidade para um estado mais molhável à água. 
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Figura 3.2 - Embebição espontânea em amostras com diferentes concentrações de sulfato na água de formação. 
(a) Recuperação de óleo em amostras envelhecidas a 50, 90 e 130
°
C com água de formação sem presença de 
sulfato; (b) Recuperação de óleo em amostras envelhecidas a 50, 90 e 130
°
C com água de formação sem 
presença de sulfato. Nota-se que a presença de sulfato na água de formação influencia a condição de 
molhabilidade da rocha para preferencialmente molhável à água. (Fonte: Shariatpanahi et al., 2011). 
 
3.1.1 Mecanismos Químicos 
Experimentos em laboratório mostram que a composição e salinidade da salmoura 
de injeção podem ter um impacto positivo na recuperação de óleo em carbonatos. Entretanto, 
os mecanismos por trás do benefício da redução de salinidade em rochas carbonáticas ainda 
não foram completamente estudados. Muitos estudos mostraram que o efeito positivo da água 
de baixa salinidade está relacionado com o efeito da dissolução da rocha (Hiorth et al., 2010; 
Yousef et al., 2012; Pu et al., 2010), porém a teoria mais aceita é a mecanismo de troca iônica 
(Austad, 2012a; 2012b). 
A água de injeção pode ter composição diferente ou semelhante à água de 
formação. A recuperação de óleo pode tanto aumentar como reduzir em comparação com a 
injeção da salmoura com a mesma composição da água de formação, que está em equilíbrio 
com o sistema rocha-fluidos. Austad (2012b) chama de “Smart Water” a otimização da 
composição da água a ser injetada a fim de que ela consiga modificar as condições de 
molhabilidade iniciais. Esta água modificada na composição pode ser considerada um método 
de recuperação melhorada de petróleo, e já foi aplicada após a injeção de água usando 
composição próxima à da água de formação.  
Apesar dos vários estudos por trás da recuperação de óleo pela injeção de água de 
baixa salinidade, os mecanismos químicos da alteração da molhabilidade não são inteiramente 
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compreendidos. 
3.1.1.1 Mecanismo de troca iônica 
A concentração dos íons ativos Mg
+2
, Ca
+2
, SO4
-2
 e inativos Na
+
 e Cl
-
  presentes 
na água de injeção pode provocar diferentes reações na superfície da rocha. No trabalho de 
Austad (2012b) a concentração de cada um deles foi alterada e estudada separadamente para 
definir o impacto de cada íon na recuperação de óleo. Com base nos testes realizados, o autor 
sugeriu o mecanismo de alteração da molhabilidade ilustrado na Figura 3.3. No início do 
processo de injeção, a rocha está positivamente carregada devido ao valor de pH menor que 
nove e à alta concentração de Ca
2+
 e à presença de Mg
2+
 na água de formação. A presença de 
íons negativos como CO3
2-
 e SO4
2-
 na água de formação é pequena e pode ser desprezada.  
Quando a solução é injetada na rocha carbonática porosa, o íon SO4
2-
 irá se 
adsorver na superfície positivamente carregada, provocando uma redução nessa carga 
positiva. Com a repulsão eletrostática em valores mínimos, a concentração de cátions Ca
2+
 
próxima à superfície tende a aumentar. Estes íons, por sua vez, irão se unir com os íons 
negativamente carregados do grupo carboxílico e irão se desprender da superfície. Com o 
aumento da temperatura, estes íons aumentam sua reatividade e ainda o íon Mg
2+
 é capaz de 
deslocar o íon Ca
2+
 da superfície, substituindo o complexo Ca
2+
-carboxilato da superfície 
como foi observado no trabalho de Austad et al., 2008. 
 
 
Figura 3.3 - Modelo de mecanismo químico presente na alteração de molhabilidade em carbonatos (Fonte: 
Austad, 2012b). 
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A área de superfície e reatividade dos íons potenciais varia para as diferentes 
rochas carbonáticas (limestone, chalk e dolomita). A proporção de reatividade dos íons Ca
2+
, 
Mg
2+
 e SO4
2-
 entre as rochas carbonáticas citadas também é diferente para cada tipo de rocha. 
A seguinte equação química explica o mecanismo químico dos efeitos observados 
em rochas carbonáticas: 
 
           
          
                     
       
 
Os íons Ca
2+
(aq) e SO4
2-
(aq) estão dissolvidos na água conata e os íons Ca
2+
(ad) e 
SO4
2-
(ad) são aqueles adsorvidos na superfície. 
3.1.1.2 Mecanismo de dissolução da rocha 
Muitos experimentos mostram que até mesmo com alterações pequenas na 
composição química da água de injeção podem causar efeitos consideráveis no modo como a 
água desloca o óleo. Hiorth et al. (2010) desenvolvem um modelo termodinâmico que leva 
em conta a composição química da água, a adsorção da superfície e a dissolução e 
precipitação de minerais para calcular como diferentes propriedades das salmouras podem 
afetar o comportamento da carga elétrica na superfície da rocha.  
A conclusão que Hiorth et al. (2010) chegaram foi que a recuperação incremental 
de óleo não está de fato relacionada com as mudanças na carga iônica na superfície da rocha, 
portanto propuseram um mecanismo de dissolução que explica o aumento da recuperação de 
óleo com a temperatura. O mecanismo sugerido resume-se nas seguintes premissas: 
 A temperaturas abaixo de 60°C, a calcita está em equilíbrio com a água do mar, 
mas em temperaturas mais altas o cálcio presente na água do mar reage com o sulfato 
formando anidrita, que por sua vez precipita na superfície da rocha; 
 A fase aquosa perde o cálcio, e para manter o equilíbrio com a superfície da rocha, 
o cálcio dissolve a superfície do sólido na salmoura; 
 Por sua vez, o óleo adsorvido é liberado da superfície juntamente com o cálcio, 
resultando em um aumento da recuperação de óleo final. 
O mecanismo de dissolução é ilustrado na Figura 3.4. A imagem de cima mostra o 
espaço poroso antes de qualquer reação de dissolução. A superfície é rugosa e o óleo está em 
contato com a rocha onde o filme de água não é a fase contínua. A imagem de baixo mostra a 
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superfície da rocha após a injeção da água de baixa salinidade. A dissolução da calcita remove 
o óleo localizado no local anteriormente e dá lugar a uma nova superfície de rocha molhável à 
água. 
 
 
Figura 3.4 - Modelo do mecanismo de dissolução da calcita (Fonte: Modificada de Hiorth, 2008). 
 
3.1.1.3 Mecanismos combinados 
Os mecanismos de recuperação de óleo por injeção de água de baixa salinidade 
em rochas carbonáticas não são inteiramente compreendidos. Foram conduzidos diversos 
testes de Amott, deslocamento forçado, ângulo de contato, tensão interfacial e análises 
químicas que apontaram a ocorrência dos dois mecanismos propostos simultaneamente 
resultando na produção incremental de óleo (Mahani et al. 2015a e 2015b; Gupta et al., 2011). 
Yousef et al. (2010) conduziram um estudo em rochas carbonáticas para 
investigar o impacto da salinidade e da composição iônica nas interações rocha-óleo-salmoura 
e, por consequência, na recuperação de óleo. Os resultados mostraram uma recuperação 
terciária de óleo considerável quando se injetou uma salmoura de composição iônica diferente 
da água de formação. Além disso, outros estudos de ângulo de contato concluíram que houve 
alteração de molhabilidade, mas o mecanismo de dissolução de minerais também contribuiu 
para a redução da saturação de óleo residual (Alotaibi et al., 2011). 
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Romanuka et al. (2012) reportaram em seus estudos que a diminuição da força 
iônica da salmoura de injeção pode aumentar a produção de óleo em até 20% com a 
embebição espontânea em amostras de limestones e dolomitas pela presença de anidrita 
(CaCO3) e halita (NaCl). Os mecanismos sugeridos pelos autores para a recuperação 
incremental de óleo é a troca iônica e dissolução de minerais. 
Al-Shalabi et al. (2015) conduziram simulações geoquímicas que sugerem que o 
mecanismo de dissolução de anidrita contribui para a recuperação incremental de óleo em 
rochas carbonáticas quando se injeta salmoura de baixa salinidade, mas não é o principal 
mecanismo. Seus estudos revelaram que a alteração de molhabilidade da rocha pode ser 
observada principalmente devido ao mecanismo de troca iônica.  
O fluxograma da Figura 3.5 ilustra os mecanismos geoquímicos e termodinâmicos 
de alteração de molhabilidade sugeridos pelos autores. 
 
 
Figura 3.5 – Fluxograma dos mecanismos de injeção de água de baixa salinidade em carbonatos. 
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3.1.2  Otimização da Solução de Injeção 
Alguns fatores têm maior influência na eficiência da água de injeção, como 
temperatura, quantidade de sulfato e concentração de cloreto de sódio. Diversos experimentos 
mostram que a recuperação de óleo aumenta com o aumento da temperatura e da 
concentração de sulfato na água de injeção. Entretanto, há um intervalo de temperatura onde 
esta técnica deve ser empregada. A temperaturas muito altas (acima de 130
°
C), a injeção de 
água do mar com sulfato pode causar a precipitação de anidrita (CaSO4(s)), reduzindo assim a 
eficiência do método (Austad, 2012b; Zhang, 2006c). 
Todas as superfícies carregadas em contato com a solução de injeção terão 
excesso de íons próximos à superfície, normalmente chamada de camada dupla. De acordo 
com o mecanismo de alteração da molhabilidade proposto por Austad (2012b), se a camada 
dupla consistir basicamente de íons não ativos no processo de alteração de molhabilidade, 
como o NaCl, o acesso de íons ativos como o Ca
2+
, Mg
2+
 e o SO2
2-
 à superfície fica limitado. 
Como a concentração de íons inativos na água do mar é muito maior que a de íons ativos, uma 
água de injeção reduzida em NaCl deve obter melhores resultados que uma água do mar 
comum. Portanto, conhecendo-se o mecanismo químico que rege a alteração de 
molhabilidade, é possível otimizar a composição da água de injeção a fim de maximizar a 
recuperação de óleo.  
3.1.2.1 Redução da Salinidade 
Aumento na recuperação de óleo com a redução de salinidade já foi observado em 
inúmeros ensaios feitos em laboratório com rochas areníticas (Tang e Morrow, 1999). Já foi 
estabelecido que as interações químicas no sistema de rochas carbonáticas têm propriedades 
diferentes das interações que envolvem rochas areníticas. Em carbonatos, a água do mar com 
salinidade em torno de 35.000 ppm já é capaz de alterar a molhabilidade, assim como suas 
diluições. Nos arenitos, é necessário uma água com salinidade menor que a água do mar para 
alterar a molhabilidade e aumentar a recuperação de óleo como injeção terciária.  
A água do mar pode alterar a molhabilidade da rocha carbonática para 
preferencialmente molhável à água em sistemas com temperatura entre 70 e 130
°
C (Strand et 
al., 2005). É experimentalmente verificado que a interação dos íons ativos Ca
2+
, Mg
2+
, e SO4
2-
 
com a superfície das rochas carbonáticas removerá os ácidos carboxílicos adsorvidos na 
superfície da rocha, tornando-a mais molhável à água. Estudos mostram que não apenas a 
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concentração dos íons ativos é relevante na alteração da molhabilidade, mas também a 
quantidade de íons não-ativos, como o NaCl, tem um grande impacto no processo em questão, 
o que se acredita ser efeito da supersaturação da dupla camada na superfície da rocha (Fathi et 
al., 2010). 
A redução da salinidade implica reduzir todos os íons presentes na água de 
injeção. O objetivo de se testar salmoura com salinidade reduzida é criar uma razão de 
concentrações diferentes entre os íons devido ao processo de adsorção do SO4
2- 
na superfície 
da rocha. Com a redução da concentração de íons, o trânsito entre os íons potenciais até a 
superfície da rocha é facilitado, então espera-se obter maior recuperação de óleo. 
Chandrasekhar e Mohanty (2013) reportaram em seu estudo um aumento da 
produção de óleo com injeção de água do mar diluída 50 vezes na recuperação secundária e 
terciária. Os resultados mostraram um aumento adicional de 32% durante injeção terciária e 
uma recuperação final de 85% do OOIP (Original Oil in Place) quando a água do mar diluída 
50 vezes foi injetada de modo secundário. 
Ruidiaz (2015) realizou testes de embebição espontânea em amostras de dolomita 
e coquina e pôde observar incrementos na recuperação de óleo na ordem de 11% e 22% no 
OOIP, respectivamente.  
Zhang e Sarma (2012) conduziram diversos testes de deslocamento e embebição 
espontânea com água do mar diluída a temperaturas de 70
°
C a 120
°
C. Com a recuperação 
terciária, foi possível ter uma recuperação incremental de até 25% do OOIP com uma 
sequência de injeção de diferentes salinidades da água do mar. O teste de embebição 
espontânea recuperou adicionalmente aproximadamente 18% do OOIP com água do mar 40 
vezes diluída. Os autores puderam concluir que a redução de salinidade foi mais eficiente 
tanto a temperaturas mais baixas como a temperaturas altas. 
Outros autores como Yousef et al. (2011), Alotaibi et al. (2010) e Zahid et al. 
(2012) também realizaram testes de deslocamento com injeção de salmoura de baixa 
salinidade. Os autores obtiveram resultados através da redução da concentração da água do 
mar que podem ser explicados pelo mecanismo da alteração de molhabilidade da rocha 
carbonática para um estado menos molhável ao óleo. 
Apesar dos resultados expostos, o aumento da recuperação de óleo por diluição da 
água do mar ainda não é inteiramente compreendido. Fathi et al. (2010) conduziram testes de 
embebição espontânea e deslocamento onde não se obteve produção incremental de óleo com 
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água do mar diluída a 1600 ppm. Hamouda et al. (2014) realizaram testes de deslocamento 
forçado em chalks usando água do mar e água do mar diluída vinte e cinco vezes. Apesar de 
recuperarem uma quantidade alta de óleo com a técnica bump flow, não obtiveram produção 
adicional quando a salinidade da água de injeção foi reduzida. A razão sugerida pelos autores 
é a redução dos íons ativos Ca
2+
, Mg
2+
, e SO4
2-
, os quais são responsáveis pelas propriedades 
de alteração de molhabilidade. 
3.1.2.2 Alteração da Concentração de Cloreto de Sódio 
Fathi et al. (2010) conduziram uma pesquisa sobre o efeito na recuperação devido 
à redução da concentração do cloreto de sódio utilizando água do mar modificada em 
processos de embebição espontânea e deslocamento forçado. Concluiu-se que a taxa de 
embebição espontânea aumentou quando houve injeção de água do mar reduzida em NaCl 
comparando-se com a água do mar injetada anteriormente. O efeito foi ainda mais 
significativo em altas temperaturas. Os autores também observaram que houve uma queda na 
produção quando houve excesso de NaCl na água de injeção. 
Hamouda et al. (2014) realizaram testes de deslocamento forçado em chalk 
usando água do mar seguida por água do mar depletada em cloreto de sódio. Os autores 
puderam observar uma recuperação incremental de 1%. 
Fathi et al. (2012) conduziram diversos testes de embebição espontânea com 
salmouras alterando a concentração de NaCl em chalks. Os resultados podem ser observados 
na Figura 3.6 e Figura 3.7. Pela Figura 3.6, observa-se que a quantidade dos íons inativos Na
+
 
e Cl
-
 nas salmouras foi inversamente proporcional à produção de óleo. Enquanto a injeção de 
água do mar comum (SW) produziu cerca de 41% de óleo, a água do mar depletada em 
cloreto de sódio (SW0NaCl) produziu 45% e a água do mar com quatro vezes a concentração 
de NaCl (SW4NaCl) produziu aproximadamente 35%. Pela Figura 3.7, pode-se concluir que 
os autores não obtiveram resultados atrativos apenas com água do mar diluída, mas quando 
foi removido o cloreto de sódio da SW, a recuperação de óleo foi cerca de 15% maior que 
aquela feita apenas com SW. Como era de se esperar, a recuperação de óleo por embebição 
espontânea com água de formação foi a menor, aproximadamente 10%. 
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Figura 3.6 - Embebição espontânea a 100
°
C usando SW, SW0NaCl e SW4NaCl. Nota-se que a redução do 
cloreto de sódio contribuiu para o aumento da recuperação de óleo (Fonte: Fathi et al., 2012). 
 
 
Figura 3.7 - Embebição Espontânea a 100
°
C usando SW, água do mar sem cloreto de sódio (SW0NaCl), água do 
mar diluída até 20000 ppm (dSW 20000 ppm) e 10000 ppm (dSW 10000 ppm) e água de formação (FW). A 
salmoura que apresentou os melhores resultados foi aquela onde não havia cloreto de sódio em sua composição 
(Fonte: Fathi et al., 2012). 
 
Após diversos estudos realizados por Shehata et al. (2014), Alameri et al. (2014) 
entre outros pesquisadores, foi mostrado experimentalmente que a recuperação de óleo 
observada pela redução na concentração de NaCl na água do mar está relacionada com a 
diminuição de íons não-ativos na camada dupla na superfície da rocha carbonática, o que 
permite melhor acesso de íons ativos (Ca
2+
, Mg
2+
, e SO4
2-
). 
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3.1.2.3 Alteração da Concentração dos íons ativos Ca2+, Mg2+, e SO4
2-
 
Diversos estudos indicam que os íons divalentes Ca
2+
, Mg
2+
 e SO4
2-
 tem um papel 
importante no processo de alteração de molhabilidade em rochas carbonáticas. Nos casos de 
diluição da água do mar em que não houve produção incremental de óleo, os autores 
relacionaram os resultados à quantidade limitada destes íons na salmoura (Mahani et al., 
2015b). 
De acordo com estudos realizados por Austad (2012b), observa-se que a 
concentração inicial de sulfato da solução aquosa (SO4
2-
(aq)) tem maior impacto na 
determinação das condições de molhabilidade do sistema. A anidrita (CaSO4(s)) é a principal 
fonte de sulfato na salmoura. A dissolução de anidrita fornece o SO4
2-
(aq) necessário para o 
processo e depende da composição da salmoura e da temperatura. A composição da salmoura 
afetará a dissolução de anidrita nos seguintes aspectos: A solubilidade aumentará com a 
diminuição da concentração de Ca
2+
 na água de formação; e diminuirá com a redução da 
concentração de NaCl e com o aumento de temperatura.  
Chandrasekhar e Mohanty (2013) conduziram estudos de ângulo de contato na 
superfície de calcita e Yousef et al. (2012) realizaram testes em limestones e os resultados 
indicaram que o aumento da quantidade do íon SO4
2-
 na salmoura foi eficaz para a alteração 
da molhabilidade da rocha de preferencial ao óleo para preferencial à água. Zhang e Austad 
(2006a) realizaram ensaios de embebição espontânea em amostras de chalk e também 
obtiveram efeito positivo quando aumentaram a quantidade de sulfato na água do mar. 
Lima (2016) conduziu testes de embebição espontânea e deslocamento forçado 
em carbonatos e confirmou que o íon sulfato (SO4
2-
) tem um papel importante como 
catalisador na alteração de molhabilidade. A autora injetou água do mar reduzida em SO4
2-
 
(SW0S) seguida por SW normal, água do mar com quatro vezes a concentração relativa de 
sulfato (SW4SO4) e SW0S novamente. A injeção de água do mar comum após a injeção de 
SW0S resultou em uma recuperação adicional de até 7,07% do Original Oil in Place (OOIP). 
A injeção de água do mar com quatro vezes a concentração de sulfato resultou num aumento 
de 1,52% do OOIP. Por fim, a injeção novamente de SW0S não resultou em recuperação 
incremental. 
Zhang e Austad (2006b) também realizaram ensaios para verificar o papel do íon 
Ca
2+
 na alteração de molhabilidade em rochas carbonáticas. Os autores conduziram testes de 
embebição espontânea onde aumentaram gradativamente a concentração do íon cálcio na água 
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do mar. Os resultados mostraram uma recuperação incremental de 32% do OOIP depois de 30 
dias de embebição. Outros experimentos mostraram que a superfície da rocha alterou sua 
molhabilidade de preferencial ao óleo para preferencial à água. 
Diversos estudos foram realizados alterando a quantidade dos íons ativos Ca
2+
, 
Mg
2+
 e SO4
2-
. Os testes de deslocamento forçado realizados por Shehata et al. (2014) tiveram 
objetivo de determinar o papel individual de cada íon na recuperação de óleo. Os resultados 
mostraram que houve aumento da produção de óleo quando foram adicionados os íons Ca
2+
 e 
Mg
2+
 à composição da água do mar. Austad (2012a) realizou testes de embebição espontânea 
onde a concentração do íon Ca
2+
 variou de 0 a 4 vezes e, após 30 dias de experimento, a 
recuperação de óleo aumentou de 28% a 60% do OOIP. 
O íon Mg
2+
 tem um papel importante a altas temperaturas. Estudos conduzidos 
por RazaeiDoust et al. (2009), Austad (2012b), Shehata et al. (2014) concluíram que o íon 
magnésio é fortemente hidratado em água a temperaturas baixas, o que significa que é pouco 
reativo com outros minerais. Conforme a temperatura se eleva, o íon Mg
2+
 se torna 
parcialmente desidratado, aumentando assim sua reatividade. A causa disso é que o Mg
2+
 é 
um íon fortemente hidratado em água, o que provoca uma menor reatividade em baixas 
temperaturas, como foi mencionado anteriormente. A temperaturas elevadas, Mg
2+
 é 
relativamente menos hidratado, portanto sua reatividade aumenta. Em seus estudos, Zhang et 
al. (2006b) observaram que a temperaturas mais altas (acima de 70
°
C), o íon Mg
2+
 substitui o 
papel do Ca
2+
 na superfície do chalk, provocando um aumento na concentração dos íons Ca
2+
 
na salmoura de injeção. 
3.1.3 Influência da Temperatura 
Foi observado que a molhabilidade da rocha carbonática torna-se mais voltada à 
água com aumento da temperatura, comportamento contrário à maioria dos reservatórios 
areníticos.  
Em sua pesquisa, Zhang et al. (2006b) estudaram por análise de cromatografia a 
afinidade relativa dos íons Ca
2+
 e Mg
2+
 através da adsorção em uma superfície carbonática 
avaliada em diferentes temperaturas. Em temperaturas baixas, o íon Ca
2+
 parece ser mais 
fortemente adsorvido na superfície do chalk em comparação com o Mg
2+
. Porém, foi 
observado que a temperaturas mais altas (acima de 70
°
C), o íon Mg
2+
 substitui o Ca
2+
 na 
superfície do chalk, provocando um aumento na concentração dos íons Ca
2+
. Concluiu-se que 
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a substituição do Ca
2+
 pelo Mg
2+
 está associada com incrementos na temperatura. A causa 
disso é que o Mg
2+
 é um íon fortemente hidratado em água, o que provoca uma menor 
reatividade em baixas temperaturas, como foi mencionado anteriormente. A temperaturas 
elevadas, Mg
2+
 é relativamente menos hidratado, portanto sua reatividade aumenta.  
A condição de molhabilidade de uma rocha reservatório é relacionada com a 
estabilidade do filme de água entre a rocha e o óleo. Em rochas carbonáticas, o valor e o sinal 
do potencial Zeta das interfaces óleo/água e água/sólido irá ditar o estado de molhabilidade da 
rocha (Zhang e Austad, 2005). A carga da interface óleo/água é normalmente negativa devido 
à presença de ácido carboxílico no óleo, enquanto a carga na superfície água/rocha é positiva 
devido ao alto teor de Ca
2+
 na água (Austad, 2012b). O filme de água então se torna instável, 
e o óleo irá entrar em contato com a superfície da rocha. O grupo carboxílico, que está 
normalmente presente em grandes moléculas (componentes polares), adsorve-se na superfície 
da rocha carbonática pelo deslocamento da água (Zhang e Austad, 2005). Portanto, o número 
ácido do óleo mostra-se um fator crucial para o estado de molhabilidade em rochas 
carbonáticas, e é observado que a molhabilidade à água diminui com o aumento do número 
ácido.  
Karoussi e Hamouda (2007) estudaram o efeito da temperatura em diversos testes 
de embebição espontânea. Os autores puderam avaliar a recuperação de óleo sob a influência 
da concentração dos íons Mg
2+
 e SO4
2-
 e aumento da temperatura. Para a saturação de água 
inicial, foi usada água destilada em todos os casos. Os fluidos de embebição foram variados 
na concentração dos íons sulfato e magnésio. A Figura 3.8 mostra o fator de recuperação de 
óleo pela embebição espontânea em cinco amostras de calcita. 
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Figura 3.8 - Recuperação de óleo sob influência da temperatura e dos íons magnésio e sulfato. Observa-se um 
aumento na produção de óleo a temperaturas mais altas. (Fonte: Karoussi e Hamouda, 2007). 
 
Pode-se observar que as maiores recuperações de óleo foram obtidas quando os 
íons Mg
2+
 e SO4
2-
 estavam presentes dos fluidos de embebição. Também é possível concluir 
que, para todos os casos, a recuperação de óleo aumentou conforme a temperatura do sistema 
se elevou de 40
°
C para 70
°
C e novamente de 70
°
C para 90
°
C. 
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4. METODOLOGIA E APLICAÇÕES 
 
O presente capítulo descreve as etapas de preparação das salmouras, óleo e 
rochas, assim como a etapa de restauração das amostras usadas nos testes. Em seguida, será 
relatado a elaboração do aparato experimental e o procedimento usado nos ensaios de 
recuperação de óleo. 
 
4.1 Preparação das Salmouras 
A água do mar (SW) pode apresentar propriedades bem diversas em localidades 
diferentes. A água do mar usada no presente estudo apresentou salinidade de 
aproximadamente 34.000 ppm (partes por milhão) e concentração dos componentes mostrada 
na Tabela 4.1. 
 
Tabela 4.1 - Composição iônica da água do mar. 
Componentes Concentração (ppm) Proporção (%) 
Cloreto (Cl
-
) 18.980 55,207 
Sódio (Na
+
) 10.556 30,704 
Sulfato (SO4
2-
) 2.649 7,705 
Magnésio (Mg
2+
) 1.262 3,671 
Cálcio (Ca
2+
) 400 1,163 
Potássio (K
+
) 380 1,105 
Bicarbonato (HCO3
-
) 140 0,407 
Estrôncio (Sr
2+
) 13 0,038 
Salinidade Equivalente 
(TDS, mg/l) 
34.380  
 
A água de formação (FW) usada para a saturação inicial das amostras apresentava 
a concentração inicial que precisou ser ajustada de acordo com os parâmetros geoquímicos da 
rocha com a ajuda do software PHREEQC. O ajuste de equilíbrio da salmoura foi necessário 
para que não houvesse reação com as rochas usadas nos ensaios. Ambas as concentrações são 
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especificadas na Tabela 4.2. 
  
Tabela 4.2 - Composição iônica da água de formação. 
Componentes 
Concentração inicial 
(ppm) 
Concentração 
equilibrada (ppm) 
Proporção (%) 
Cloreto (Cl
-
)  120.000 113.316 60,469 
Sódio (Na
+
) 65.000 64.986 34,679 
Sulfato (SO4
2-
) 100 49,95 0,027 
Magnésio (Mg
2+
) 500 499,71 0,267 
Cálcio (Ca
2+
) 5.000 4.598 2,453 
Potássio (K
+
) 4.000 3.920 2,092 
Bicarbonato (HCO3
-
) 500 21,356 0,011 
Bário (Ba
2+
) 20 4,119 0,002 
Ferro (Fe
2+
) 5 0 0 
Salinidade 
Equivalente (TDS, 
mg/l) 
195.125 187.395 
 
 
Para a preparação tanto da água de formação como da água do mar, foram 
utilizados os sais presentes em laboratório. Calculou-se a massa de sais a serem adicionados 
na água deionizada, mostrada na Tabela 4.3.  
 
Tabela 4.3 - Proporção de sais na água de formação e água do mar. 
Sais 
Água de formação (FW) 
Concentração (g/L) 
Água do mar (SW) 
Concentração (g/L) 
NaCl 165,0854 23,4721 
CaCl2x2H2O 16,8625 1,4669 
NaHCO3 0,0294 0,1927 
MgCl2x6H2O 4,1778 10,5508 
Na2SO4 0,0738 3,9165 
KCl 7,4742 0,7245 
BaCl2x2H2O 0,0073 0 
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SrCl2x6H2O 0 0,0396 
 
Para a preparação das salmouras, utilizou-se um agitador magnético e um balão de 
1 litro. Os sais foram adicionados na seguinte sequência: 
1. NaCl 
2. CaCl2x2H2O 
3. MgCl2x6H2O 
4. KCl 
5. BaCl2x2H2O 
6. SrCl2x6H2O 
7. NaHCO3 diluído separadamente 
8. Na2SO4 diluído separadamente 
Em seguida, a mistura ficou agitando por mais 30 minutos a fim de garantir a 
homogeneidade do sistema e dissolução completa dos sais, como mostra a Figura 4.1. 
 
 
Figura 4.1 - Preparação das salmouras. 
 
Em seguida, a salmoura foi filtrada utilizando-se uma membrana Millipore de 
0,22 µm e uma bomba de vácuo, como ilustra a Figura 4.2.  
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Figura 4.2 - Filtração da salmoura. 
 
 Finalmente, a salmoura é desaerada por 30 minutos, usando a bomba de vácuo e 
o agitador magnético, como ilustra a Figura 4.3. É importante que a salmoura injetada seja 
desaerada de forma a evitar um escoamento trifásico (Salmoura/Óleo/Ar). 
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Figura 4.3 - Desaeração da salmoura. 
  
As salmouras utilizadas neste trabalho foram a água do mar (SW), água do mar 
diluída duas vezes (SW(x2)), água do mar diluída dez vezes (SW(x10)), água do mar diluída 
cinquenta vezes (SW(x50)), água do mar diluída cem vezes (SW(x100)), água do mar com 75% 
sua concentração original de NaCl (SW0,75NaCl), água do mar com 50% sua concentração 
original de NaCl (SW0,50NaCl), água do mar com 25% sua concentração original de NaCl 
(SW0,25NaCl) e água do mar sem NaCl (SW0NaCl). A força iônica de cada salmoura foi 
calculada pela Equação (6) (Atkins, 1994): 
 
    
 
 
∑     
  
(
(6) 
 
Onde: 
Ic – força iônica 
ci – concentração molar do íon i 
zi – carga de valência do íon i 
 
O resultado é mostrado na Tabela 4.4. 
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Tabela 4.4 - Propriedades das salmouras de injeção 
Salmoura Salinidade (ppm) Força iônica 
SW 34.380 0,6917 
SW(x2) 17.190 0,3459 
SW(x10) 3.438 0,0692 
SW(x50) 688 0,0138 
SW(x100) 344 0,0069 
SW0,75NaCl 28.517 0,5914 
SW0,50NaCl 22.648 0,4909 
SW0,25NaCl 16.778 0,3905 
SW0NaCl 10.909 0,2901 
 
4.2 Amostragem do Óleo 
O óleo usado nos testes é proveniente de um campo do pré-sal. Para que o óleo 
recebido possa ser usado nos experimentos em laboratório, é necessário que passe por 
algumas etapas de preparação. O primeiro passo é homogeneizar o óleo contido no galão de 
armazenamento. Para isso, o óleo foi colocado em estufa a 60
°
C e agitado a cada 2 horas 
durante 8 horas.  
Em seguida, o óleo foi filtrado com um filtro de 5µm a fim de retirar grãos de 
areia e impurezas que estão misturadas ao óleo. Foram separados 7 litros de óleo para 
filtração. O procedimento utilizado é mostrado no aparato da Figura 4.4. 
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Figura 4.4 - Filtração do óleo. 
 
 
Figura 4.5 - Óleo filtrado. 
 
O óleo morto foi usado nas etapas de saturação das amostras e envelhecimento. 
Porém, o óleo foi substituído nas amostras antes de os testes serem realizados. O óleo 
utilizado nesta etapa foi projetado contendo uma mistura de 60% de óleo morto e 40% de 
cicloexano a fim de simular as características de viscosidade do óleo vivo em condições de 
reservatório. A preparação do óleo projetado é detalhada no APÊNDICE A. 
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4.2.1 Caracterização do óleo 
Conhecer as propriedades do óleo é de suma importância para compreender e 
descrever o comportamento do fluido. Os óleos mortos são compostos por hidrocarbonetos 
contendo moléculas parafínicas e aromáticas, além de outros compostos como enxofre, 
oxigênio, nitrogênio e até mesmo rastros de metais como níquel, ferro e cobre (Speight, 
2001). 
Há diferentes técnicas para fracionar o óleo. A técnica de saturados, aromáticos, 
resinas e asfaltenos (SARA) é a mais usada na caracterização de hidrocarbonetos, consistindo 
na separação do óleo em quatro frações. Os procedimentos de determinação do índice de 
acidez foram baseados na norma ASTM D-664 – Método A enquanto a técnica de separação 
do SARA foi baseada nas referências normativas ASTM D6560-12 e ASTM 2007-11. Mais 
detalhes podem ser vistos no APÊNDICE B. Os valores encontrados estão indicados na 
Tabela 4.5. 
  
Tabela 4.5 - SARA e Número de Acidez do óleo. 
Resultado SARA, % (m/m) 
% asfaltenos 0,34 
% de resinas  0,37 
% de aromáticos 1,94 
% de saturados 97,35 
Número de Acidez                  1,3155 mgKOH/g 
 
 
Medida de densidade 
 
Além das propriedades químicas do óleo, o conhecimento das propriedades físicas 
também é de suma importância para a compreensão do comportamento do fluido. A medida 
da densidade do óleo morto foi realizada com a ajuda do DMA-4500 Density Meter da Anton 
Paar, mostrado na Figura 4.6. O fluido é introduzido em uma célula de vidro de borossilicato 
em forma de U que é posto para vibrar em uma frequência característica. Esta frequência irá 
se alterar dependendo da densidade do fluido. O densímetro irá determinar precisamente esta 
frequência característica e, através de uma conversão matemática, a densidade do fluido pode 
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ser medida, em comparação com as frequências encontradas quando se utilizaram dois fluidos 
padrão, a saber, nitrogênio e água deionizada e desaerada.  
 
 
Figura 4.6 - DMA-4500 Density Meter e DMA HP Density Meter. 
 
O equipamento DMA HP Density Meter é utilizado para medidas em alta pressão 
e alta temperatura, sendo acoplado ao DMA-4500 para controle e apresentação dos resultados. 
 
Medida de viscosidade 
 
Para a medição da viscosidade do óleo morto, foi usado o viscosímetro 
Cambridge modelo Viscopro 2000, apresentado na Figura 4.7. Seu funcionamento é baseado 
num conceito eletromagnético. Duas bobinas movem um pistão para cima e para baixo 
magneticamente a uma força constante. A viscosidade do fluido é calculada baseada na 
frequência com que o pistão completa o movimento de ida e volta. Para cada especificidade 
do fluido, é necessário realizar a troca de pistão conforme o intervalo de viscosidades 
associado. A temperatura do fluido no viscosímetro é medida continuamente com a ajuda de 
um detector de temperatura localizado da base da câmara. Como a viscosidade de um fluido 
varia drasticamente com a temperatura, é importante saber com precisão a temperatura na 
célula de medição do viscosímetro. 
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O circulador de fluido que controla a temperatura é composto por um sistema da 
Julabo que provém calor para o fluido dentro do viscosímetro. O sistema aquece/resfria o 
fluido térmico localizado dentro de uma câmara a uma determinada temperatura e este circula 
para o viscosímetro, realizando assim a troca de calor entre este fluido térmico e o fluido cuja 
viscosidade será medida.  
 
 
Figura 4.7 - Viscosímetro Cambridge. 
 
 A Tabela 4.6 mostra os valores de viscosidade e densidade do óleo morto e óleo 
projetado nas condições atmosféricas, de reservatório (124
°
C e 5000 psi) e de coleta no 
separador (70
°
C e 2000 psi). 
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Tabela 4.6 - Propriedades de densidade e viscosidade do óleo. 
 Condições atmosféricas 
(20
°
C e 14,7 psi) 
Condições de reservatório 
(124
°
C e 5000 psi) 
Separador  
(70
°
C e 2000 psi) 
 
Densidade 
Viscosidade 
(cp) 
Densidade 
Viscosidade 
(cp) 
Densidade 
Viscosidade 
(cp) 
Óleo 
Morto 
0,855 14,66 0,808 2,268 0,874 4,01 
Óleo 
Projetado 
0,824 3,49 0,764 0,80 0,784 1,56 
 
Para o presente projeto, o óleo vivo do reservatório o qual está sendo estudado 
apresentou viscosidade de apenas 0,27 cp em condições de reservatório. Como o cicloexano 
apresenta viscosidade de 0,41 cp a 5000 psi e 124
°C, não foi possível alcançar a viscosidade 
do óleo vivo. Portanto, o óleo projetado foi desenvolvido em laboratório com uma 
porcentagem fixa de 40% de cicloexano e 60% de óleo morto em massa, de acordo com a 
metodologia usada por Strand et al. (2005). 
4.3 Caracterização das Rochas 
As amostras usadas em todos os testes são dolomitas provenientes da formação 
Thornton, localizada nos Estados Unidos, e possuem diâmetro de 1,5 polegadas. Depois de 
selecionadas as amostras, as propriedades de diâmetro, comprimento, massa seca, 
permeabilidade e porosidade foram avaliadas.  
 
Medida de permeabilidade 
 
A permeabilidade é uma propriedade da própria formação e representa a 
resistência dos fluidos no meio poroso (óleo, água e gás). A permeabilidade das amostras 
usadas neste trabalho foi medida com a ajuda do permeabilímetro Gas Permeameter da Core 
Laboratories, Inc (Figura 4.8). Este instrumento foi desenvolvido para determinar as 
propriedades da transmissibilidade do fluido. Os valores de permeabilidade encontrados pelo 
permeabilímetro têm um erro de apenas 5% do valor real da amostra. (Core Laboratories Inc. 
1981a). A permeabilidade da amostra é medida experimentalmente submetendo a rocha em 
questão a uma elevada pressão de gás e medindo a vazão do gás injetado. No caso em 
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questão, o gás usado para as medidas foi o nitrogênio.  
 
 
Figura 4.8 - Permeabilímetro Gas Permeameter. 
 
Medida de porosidade 
 
A porosidade das rochas foi medida com o porosímetro Gas Porosimeter da Core 
Laboratories, Inc, mostrado na Figura 4.9. A porosidade é um parâmetro definido como a 
razão de vazios da rocha pelo volume total da mesma. A razão do espaço poroso que pode ser 
ocupado por hidrocarbonetos ou água na rocha deve ser conhecido para se fazer uma 
avaliação precisa da capacidade de armazenamento do reservatório. 
O porosímetro é um instrumento usado para determinar o volume de grãos ou o 
volume de vazios de uma amostra. Ele utiliza o princípio de expansão do gás (Lei de Boyle) 
em um sistema isotérmico, uma célula de volume conhecido contendo gás e um transdutor 
que pressão que calcula a diferença de pressão quando a gás se expande para um recipiente de 
volume não conhecido. Depois da expansão, a pressão de equilíbrio final é medida e o volume 
do recipiente é calculado. 
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Figura 4.9 - Porosímetro Gas Porosimeter. 
 
As amostras são ilustradas na Figura 4.10 abaixo: 
 
  
Amostra AN5 Amostra AN10 
  
Amostra D1 Amostra D2 
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Amostra D3 Amostra D4 
  
Amostra D0 
Figura 4.10 - Amostras selecionadas para os ensaios. 
 
Para os testes conduzidos, as amostras foram colocadas em série, em pares. As 
duplas de rochas foram definidas de acordo com suas características. A Tabela 4.7 mostra a 
distribuição final de pares formados. Devido ao seu comprimento, a amostra D0 foi usada 
sozinha simulando o PAR 2. 
 
Tabela 4.7 - Seleção de pares das amostras. 
  
Comprimento 
(cm) 
Volume Poroso 
(cm³) 
Porosidade 
(%) 
Permeabilidade 
(mD) 
PAR 1 
D2 5,83 11,54 17,73 320 
D4 5,79 11,22 17,35 263 
Total 11,62 22,75 N/A N/A 
      
  
Comprimento 
(cm) 
Volume Poroso 
(cm³) 
Porosidade 
(%) 
Permeabilidade 
(mD) 
PAR 2 D0 12,69 22,72 N/A 313,0 
 
 
    
Comprimento Volume Poroso Porosidade Permeabilidade 
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(cm) (cm³) (%) (mD) 
PAR 3 
AN10 5,03 8,74 15,24 139 
D3 5,92 11,25 17,02 147 
Total 10,95 19,99 N/A N/A 
 
 
    
Comprimento 
(cm) 
Volume Poroso 
(cm³) 
Porosidade 
(%) 
Permeabilidade 
(mD) 
PAR 4 
AN5 6,2 13,31 18,94 401,88 
D1 6,24 12,80 18,38 533 
Total 12,44 26,11 N/A N/A 
 
A porosidade da amostra D0 foi calculada pela diferença de massa, descrito nos 
tópicos a seguir. 
 
4.4 Preparação das Amostras 
4.4.1 Saturação de água inicial 
Depois de caracterizadas, as amostras foram submetidas a aproximadamente 24 
horas de vácuo para que se retire todo o ar do espaço poroso da rocha. Então, as amostras 
foram saturadas com água de formação dez vezes diluída (FW(x10)) em uma garrafa a uma 
pressão constante de 2000 psi por mais 24 horas. Um leitor de pressão é instalado na linha da 
bomba hidráulica para monitorar a pressão constantemente durante o processo de saturação. 
Com este procedimento, acredita-se que as rochas sejam 100% saturadas. Em seguida, a 
massa das amostras totalmente saturadas é medida e a porosidade é calculada usando-se o 
diferencial de massa. Os valores encontrados são aproximadamente iguais aos medidos no 
porosímetro. Portanto, considera-se que todo o volume poroso se encontra saturado com 
FW(x10). A Tabela 4.8 mostra os resultados encontrados. 
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Tabela 4.8 - Resultados da saturação das amostras. 
 
Massa 
Seca (g) 
Massa 
molhada (g) 
(Sw=100%) 
Massa da 
água 
injetada (g) 
Massa (g) 
(Swi=10%) 
Porosidade 
calculada por 
massa (%) 
Porosidade 
ao gás (%) 
AN5 158,21 170,31 12,1 159,42 17,03 18,94 
AN10 134,26 143,02 8,76 135,136 15,15 15,24 
D1 160,379 171,92 11,541 161,5331 16,40 18,38 
D2 150,644 161,32 10,676 151,7116 16,28 17,73 
D3 154,395 164,51 10,115 155,4065 15,16 17,02 
D4 150,627 160,62 9,993 151,6263 15,30 17,35 
D0 328,81 351,76 22,95 331,105 16,04 N/A 
 
A partir desse ponto, foi usado um dessecador com sílica gel (Figura 4.11) para 
atingir uma saturação de água inicial (Swi) igual a 10%, representada na Tabela 4.8. Quando a 
amostra é contida no dessecador fechado com a sílica gel, as moléculas de água aderem à 
superfície da sílica, pois ela apresenta uma pressão de vapor menor que o ar ao redor 
(Hopkins et al., 2015). A adsorção irá parar quando o sistema atinge um equilíbrio de pressão. 
A massa das amostras é monitorada regularmente até que a saturação de água inicial seja 
atingida. A técnica da dessaturação cum dessecadora foi viabilizada com os estudos de 
Sprinter et al. (2003).  
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Figura 4.11 - Dessecador com sílica gel. 
 
A evaporação da água da rocha acontece radialmente quando confinada no 
dessecador. Portanto, assim que a saturação de água inicial é atingida, a amostra é colocada 
em repouso em um recipiente fechado por mais 3 dias para permitir que o fluido remanescente 
seja uniformemente distribuído em todo o meio poroso da rocha (Shariatpanahi et al., 2011). 
As Figura 4.12 e Figura 4.13 ilustram as rochas saturadas 10% com FW antes e depois do 
tempo de estabilização, respectivamente. 
 
 
Figura 4.12 - Rochas 10% saturadas com FW antes do 
tempo de estabilização 
 
Figura 4.13 - Rochas 10% saturadas com FW depois 
do tempo de estabilização 
 
4.4.2 Saturação com óleo morto 
Assim que a massa da amostra é estabilizada na Swi igual a 10%, dá-se início ao 
processo de saturação da amostra com óleo morto. 
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As amostras foram montadas em um coreholder de alumínio com uma manta 
térmica a temperatura de 50
°
C. A pressão de confinamento foi mantida a 1000 psi com uma 
bomba ISCO enquanto a temperatura do sistema se estabilizava. O óleo morto também é 
aquecido em uma garrafa de aço inox a uma temperatura de 50
°
C controlada com a ajuda de 
uma manta térmica. Quando a pressão e a temperatura se tornavam constantes, o sistema foi 
montado como mostra a Figura 4.14. 
 
 
Figura 4.14 – Saturação das amostras com óleo morto. 
 
A amostra contida no coreholder foi submetida a cinco minutos de vácuo para 
tirar o ar contido nos poros da amostra e nas linhas, com uma pressão controlada e maior que 
2,3 kPa. Em seguida, a válvula de saída do coreholder é fechada e inicia-se a injeção de óleo 
com uma vazão de 0,1 cm³/min. Quando a pressão do sistema chega a 500 psi, a válvula de 
saída é aberta. A partir deste momento, são injetados 2 PV (volumes porosos) em cada sentido 
do coreholder para garantir que todos os poros estejam saturados com óleo (Ravari, 2011). Ao 
final desta preparação, acredita-se que a amostra está 90% saturada com óleo e 10% saturada 
com água de formação. 
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4.4.3 Envelhecimento 
As amostras inicialmente apresentam molhabilidade preferencial à água devido ao 
processo de limpeza. Portanto, para que elas possam representar um reservatório de rocha 
carbonática, é necessário um procedimento de envelhecimento que altera a molhabilidade de 
preferencial à água para preferencial ao óleo ou mista. A amostra, no caso, deve ser 
envelhecida por tempo determinado (tempo mínimo de 14 dias) após ser enrolada por uma 
camada de fita Teflon (Fathi et al., 2010) em um recipiente com óleo do reservatório chamado 
de célula de envelhecimento (Figura 4.15), em condições de temperatura que simulem um 
reservatório (124
°
C) e a pressão atmosférica. As amostras foram envolvidas em fita Teflon 
para que apenas os compostos polares do óleo presente no meio poroso fossem adsorvidos na 
superfície da rocha. Com este procedimento promove-se a alteração da molhabilidade da 
amostra em questão no sentido de preferencial ao óleo ou mista.  
 
 
Figura 4.15 - Células de envelhecimento. 
 
4.5 Aparato Experimental 
Os testes foram realizados usando um aparato similar ao ilustrado pela Figura 
4.16. O sistema operacional consiste em um coreholder alocado a uma estufa, uma bomba 
Quizix, três garrafas contendo salmouras de diferentes composições, uma garrafa de óleo 
projetado, uma bomba hidráulica manual, válvulas reguladoras e de backpressure, um 
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separador bifásico acoplado a uma manta térmica, um transdutor de pressão Crystal e 
manômetros. O sistema de coleta de dados digital consiste por uma câmera e um notebook, 
que faz a leitura dos dados de produção com a ajuda do programa LabView. O aparato final é 
mostrado na Figura 4.17. 
 
Figura 4.16 - Modelo simplificado do aparato laboratorial. 
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Figura 4.17 - Aparato laboratorial. 
 
 
4.5.1 Substituição do óleo 
Antes dos testes serem realizados, é necessário realizar a substituição do óleo 
morto que estava saturando a amostra pelo óleo projetado. 
O coreholder foi montado com o par de amostras usado no teste. O aparato 
mostrado na Figura 4.18 foi usado para a substituição do óleo. A garrafa de óleo foi aquecida 
com a ajuda de uma manta térmica a temperatura de 124
°
C. 
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Figura 4.18 - Aparato usado para a substituição do óleo. 
 
A pressão de confinamento inicial foi de 1000 psi, controlada pela bomba manual. 
Assim que todas as linhas e difusores foram drenados, iniciou-se a injeção do óleo projetado a 
uma vazão de 0,2 cm³/min usando-se a bomba Quizix. A temperatura, a pressão nas rochas e a 
pressão de overburden foram elevadas gradualmente até o estado final de 124
°
C, pressão de 
confinamento de 6000 psi e pressão de poros de 5000 psi. A pressão no sistema foi mantida 
com a ajuda da Backpressure 3, uma válvula de contrapressão com funcionamento de mola. A 
partir deste momento, inicia-se a injeção de 2 PV de óleo projetado em cada direção do 
coreholder. Assim que este procedimento é finalizado, as válvulas do coreholder são fechadas 
e todo o aparato está em condições para se iniciarem os ciclos de injeção. 
 
4.6 Ensaios de recuperação de óleo  
Para a injeção de água de baixa salinidade, foram realizados vários testes com 
diversas concentrações de salmoura com condições iônicas determinadas. A produção de óleo 
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foi monitorada com a ajuda de um separador bifásico mantido a uma pressão de 2000 psi e 
temperatura de 70
°
C. Estes valores foram usados para a coleta de fluidos devido às condições 
de operação do separador bifásico. 
A pressão de overburden no coreholder foi de 6000 psi e foi controlada com a 
ajuda de uma bomba manual. A pressão de injeção foi de 5000 psi, que é atingida com a ajuda 
do bypass e é mantida com a válvula de backpressure 1. Esta backpressure é uma válvula de 
contrapressão com funcionamento de diafragma. A contrapressão da backpressure 1 é 
mantida com a ajuda de um pulmão de nitrogênio que mantém o gás na pressão desejada. 
Assim que o sistema atinge a pressão de 5000 psi, a backpressure 1 abre e o fluido é 
produzido. O fluido então vai para o separador, mantido a uma temperatura 70
°
C e pressão de 
2000 psi com a ajuda da backpressure 2, que também atua como uma válvula de 
contrapressão similar à backpressure 1. Um transdutor de pressão Crystal foi conectado ao 
computador para monitorar as pressões de saída do coreholder e a pressão do separador. Para 
monitorar a produção de óleo, foi instalada uma câmera conectada a um notebook com um 
programa desenvolvido em LabView que captura uma foto do separador bifásico a um dado 
intervalo de tempo (Figura 4.19). 
 
 
Figura 4.19 - Interface óleo-água no separador bifásico. 
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Figura 4.20 - Fluxograma de teste. 
  
A Figura 4.21 mostra um resumo das condições de teste. 
 
 
Figura 4.21 - Condições de teste. 
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4.7 Desafios enfrentados e soluções encontradas 
Durante a elaboração e realização deste projeto, foram enfrentados inúmeros 
desafios. Puderam-se observar os diferentes níveis de dificuldade em realizar testes em altas 
pressões e altas temperaturas. Além das dificuldades operacionais, houve diversas falhas 
mecânicas que complicaram a elaboração deste trabalho. Nos tópicos a seguir serão mostrados 
os principais desafios enfrentados e as soluções desenvolvidas para o presente projeto. 
4.7.1 Preparação das salmouras 
A fabricação das salmouras é o primeiro passo no preparo das amostras para os 
testes. A água de formação apresenta a maior salinidade entre as salmouras usadas, portanto 
sua preparação necessitou de mais atenção que as demais.  
A primeira água de formação fornecida para o projeto, mostrada na Tabela 4.2, 
apresentava uma salinidade total de 195.125 ppm. Antes de sua composição ser equilibrada 
pelo programa PHREEQC, foram feitas várias tentativas de preparação da salmoura inicial. 
Inicialmente havia presença de ferro na composição da água de formação, e isso dificultou o 
seu preparo. A adição de ferro foi feita acrescentando o composto cloreto férrico (FeCl3) na 
salmoura. A Figura 4.22 mostra a água de formação preparada com a composição inicial. A 
cor amarelada indica a presença do ferro na salmoura. 
 
 
Figura 4.22 - Água de formação original. 
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Na etapa da filtração da salmoura com uma membrana de 0,22 μm, o ferro 
presente na salmoura não conseguiu passar pelo filtro e ficou retido, como mostra a Figura 
4.23. Portanto, não foi possível completar a preparação da água de formação inicial. 
 
 
Figura 4.23 - Ferro retido na membrana. 
 
Após a calibração da água de formação pelo programa PHREEQC, a preparação 
da salmoura seguiu o procedimento apresentado na seção 4.1- Preparação das Salmouras. 
4.7.2 Comissionamento do aparato experimental 
Para chegar até a configuração final do aparato experimental usado nos testes, 
houve várias complicações e adaptações do projeto. Como experimentos com alta pressão e 
alta temperatura nunca foram conduzidos no LMMR (Laboratório de Métodos Miscíveis de 
Recuperação) do CEPETRO (Centro de Estudos de Petróleo) até o momento, o 
comissionamento do aparato experimental foi uma etapa de aprendizado, e as técnicas 
utilizadas no projeto foram elaboradas com base nas observações ao longo dos experimentos. 
Os principais desafios enfrentados foram devido às válvulas de contrapressão 
(backpressures), substituição do óleo morto pelo óleo projetado, medidas de diferencial de 
pressão nas amostras e resistência da borracha usada no coreholder. Abaixo, há uma descrição 
detalhada das complicações e das soluções encontradas. 
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4.7.2.1 Válvulas de contrapressão 
Inicialmente, o projeto foi elaborado usando-se uma válvula de contrapressão de 
funcionamento de mola (Figura 4.24) no lugar da backpressure 2, mostrada na Figura 4.25. O 
Teste 1* – PAR 1 foi realizado neste aparato, porém foi observado que a backpressure de 
mola apresentava dificuldade em manter a pressão no sistema com uma vazão de 0,1 
cm³/minuto. As Figura 4.26 e Figura 4.27 apresentam o histórico de pressão no Teste 1* – 
PAR 1, onde se usou a backpressure de mola, e o Teste 1 – PAR 2, com a backpressure com 
funcionamento de diafragma (Figura 4.25). 
 
Figura 4.24 - Backpressure de funcionamento de mola. 
 
 
Figura 4.25 - Backpressure 2 com funcionamento de diafragma. 
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Figura 4.26 - Histórico de pressão (Teste 1* - PAR 1). 
 
 
Figura 4.27 - Histórico de pressão (Teste 1 - PAR 2). 
 
Como pode-se observar, a pressão no separador (representada pela linha 
vermelha) ficou instável durante o teste (Figura 4.26), principalmente no começo. Este 
comportamento foi observado devido às condições de operação da backpressure de mola, que 
normalmente funciona melhor em vazões mais altas. Somente o Teste 1* – PAR 1 foi 
conduzido com o uso da backpressure de mola, sendo todos os seguintes ensaios realizados 
com a backpressure de diafragma da Figura 4.25. 
A backpressure 1, mostrada na Figura 4.28, também é de funcionamento de 
diafragma. Estes tipos de válvulas de contrapressão funcionam com a ajuda de um pulmão de 
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gás nitrogênio comprimido. A backpressure opera com o princípio do equilíbrio de pressão, 
onde o diafragma é exposto ao nitrogênio em uma direção e ao fluxo do fluido em outra. A 
fim de obter produção, a pressão do fluido precisa ser ligeiramente maior que a pressão na 
câmara de nitrogênio, empurrando assim o diafragma e permitindo a passagem do fluido.  
 
 
Figura 4.28 - Backpressure 1. 
 
O uso das válvulas de contrapressão de funcionamento de diafragma foi ideal para 
o propósito do projeto, porém foi preciso ter cuidado no seu manuseio. Os diafragmas são 
peças frágeis e podem ser danificadas facilmente. Se a pressão do fluido exceder muito a 
pressão da câmara do nitrogênio, seja por entupimento da linha de saída ou aumento 
descontrolado da temperatura, o diafragma poderá sofrer danos como furos e amassados. A 
Figura 4.29 e Figura 4.30 ilustram diafragmas danificados das backpressures usadas nos 
testes.  
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Figura 4.29 - Diafragma danificado da Backpressure 
2. 
 
Figura 4.30 - Diafragma danificado da Backpressure 
1. 
 
Quando o diafragma sofre danos, é preciso trocar o mesmo, remontar o conjunto e 
pressurizar a câmara de nitrogênio novamente.  
4.7.2.2 Substituição do óleo 
O procedimento inicial de substituição do óleo foi diferente no primeiro teste 
(TESTE 1* – PAR 1) dos demais. No início, a substituição do óleo foi feita fora da estufa, 
usando mantas térmicas. Os equipamentos usados foram uma bomba HF Series Dual Piston, 
uma garrafa com pistão, um coreholder, uma bomba manual para a manutenção da pressão de 
confinamento, uma backpressure de mola, mantas térmicas e um controlador de temperatura. 
A Figura 4.31 mostra aparato em questão. 
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Figura 4.31 - Aparato inicial para a substituição do óleo. 
 
Assim como o aparato final, a substituição de óleo foi feita aumentando 
simultaneamente a pressão de confinamento, a pressão na backpressure e a temperatura até o 
estado de teste. A partir de então, o coreholder era transferido para a estufa e estava pronto 
para a etapa de testes.  
No segundo teste, a substituição pelo óleo projetado também foi feita desta 
maneira. A pressão de confinamento foi de 6000 psi e a pressão na backpressure de mola foi 
de 5000 psi, com as mantas térmicas mantendo a temperatura do coreholder a 124
°
C. As 
válvulas do coreholder foram fechadas e ele foi transferido para a estufa, que também estava 
a uma temperatura de 124
°
C. A expectativa era de que, como no primeiro teste, as pressões da 
backpressure e de confinamento de mantivessem constantes, porém não foi o caso. Dentro da 
estufa, a pressão de confinamento subiu para mais de 9000 psi e danificou a borracha do 
coreholder, portanto o teste teve de ser anulado. Provavelmente a manta térmica não aqueceu 
igualmente o coreholder a 124
°
C, e a diferença de aquecimento com a estufa provocou 
aumento na pressão de confinamento. Para solucionar o problema, a substituição de óleo 
passou a ser dentro da estufa, como descrito no capítulo 4.5.1 - Substituição do óleo. 
4.7.2.3 Diferencial de pressão 
Como foi mencionado anteriormente, para o Teste 1* – PAR 1 foi feita a tentativa 
de medir o diferencial de pressão no coreholder. Primeiramente foi usado um transdutor de 
pressão Validyne, como o mostrado na Figura 4.32. Sua calibração foi feita com duas bombas 
DBR. 
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Figura 4.32 - Transdutor de pressão Validyne. 
 
Contudo, o transdutor Validyne não conseguiu medir o diferencial de pressão do 
sistema para as condições de teste (5000 psi) com uma escala tão pequena de diferencial de 
pressão. 
Em seguida, foi realizada a tentativa de usar um transdutor de pressão Yokogawa, 
mostrado na Figura 4.33. O limite de operação do transdutor disponível era de 4500 psi, 
portanto o Teste 1* – PAR 1 foi realizado a pressão de operação de 4000 psi. 
 
 
Figura 4.33 - Transdutor de pressão Yokogawa. 
 
Porém, na condição de temperatura de teste (124
°
C), a viscosidade dos fluidos foi 
bastante reduzida. Além disso, a baixa vazão (0,1 cm³/s) contribuiu para que o diferencial de 
pressão nas rochas fosse da ordem de 0,02 psi. O transdutor Yokogawa, portanto, não teve 
sensibilidade para medir o diferencial de pressão durante o teste, captando apenas ruídos no 
decorrer do mesmo.  
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4.7.2.4 Temperatura e pressão de testes 
Um dos maiores desafios enfrentados na execução do projeto foi referente às 
condições de temperatura e pressão as quais os testes foram submetidos (124
°
C e 5000 psi). 
Houve diversos problemas com as linhas metálicas, que furaram devido à passagem de 
salmouras, e o-rings que precisaram ser trocados a cada teste devido ao desgaste sofrido por 
conta da alta temperatura. 
O coreholder, equipamento usado para manter as amostras de rochas usadas nos 
testes em condições de reservatório, utiliza de uma borracha cilíndrica que envolve as 
amostras, como mostra a Figura 4.34. 
 
 
Figura 4.34 - Borracha de Viton. 
 
Esta borracha é feita com material Viton e tem a função de isolar as amostras da 
pressão de confinamento e garantir o fluxo dos fluidos injetados durante os testes. Devido às 
altas temperaturas e pressões, a borracha se deformou ao redor das rochas, como mostra a 
Figura 4.35. 
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Figura 4.35 - Borracha no final do teste. 
 
A borracha entrou nos poros externos das rochas com a pressão e temperatura, 
como pode se observar na imagem. Como a borracha se deformou, havia o risco de ela furar 
durante o teste. Portanto, para diminuir os danos às rochas, foi feita a tentativa de cobri-las 
com Teflon e plástico termo retrátil antes de serem envoltas pela borracha. Porém, o termo 
retrátil não resistiu à temperatura de teste, o que provocou complicações para o mesmo. As 
Figura 4.36 e Figura 4.37 ilustram a situação do plástico após ser submetido à temperatura de 
124
°
C. 
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Figura 4.36 - Termo retrátil danificado. 
 
Figura 4.37 - Borracha com termo retrátil após ser 
submetida a 124
o
C. 
 
Como o uso do plástico termo retrátil não foi bem sucedido, as rochas foram 
cimentadas para aumentar a resistência das rochas às condições de teste. 
 
4.8 Planejamento de pesquisa 
Foram realizados ao todo nove ensaios de deslocamento forçado, aplicando a 
redução de salinidade e redução de cloreto de sódio. De modo simplificado, a Tabela 4.9 
mostra a salinidade das águas de injeção preparadas em laboratório. 
 
Tabela 4.9 - Águas de injeção. 
 
Salinidade (ppm) Nomenclatura Descrição 
Água de formação 187.395 FW Água de formação 
Água do mar 34.380 SW Água do mar 
MSWS2 17.190 SW(x2) 
Água do mar duas vezes 
diluída 
MSWS3 3.438 SW(x10) 
Água do mar dez vezes 
diluída 
MSWS4 688 SW(x50) 
Água do mar cinquenta 
vezes diluída 
MSWS5 344 SW(x100) 
Água do mar cem vezes 
diluída 
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MSWA1 26.996 SW0,75NaCl 
Água do mar com 75% sua 
concentração de cloreto de 
sódio original 
MSWA2 19.612 SW0,50NaCl 
Água do mar com 50% sua 
concentração de cloreto de 
sódio original 
MSWA3 12.228 SW0,25NaCl 
Água do mar com 25% sua 
concentração de cloreto de 
sódio original 
MSWA4 4.844 SW0NaCl 
Água do mar sem cloreto 
de sódio 
 
Os ensaios foram conduzidos de acordo com a Tabela 4.10. A Série 1 de testes foi 
realizada com os pares 1 e 2, e a Série 2 foi realizada com os pares 3 e 4. Foram realizadas 
também duplicatas dos testes 1 e 4, como mostra abaixo. 
 
Tabela 4.10 – Planejamento dos testes. 
SÉRIE TESTE SEQUÊNCIA DE SALMOURAS ROCHAS 
SÉRIE 1 
TESTE 1* SW → SW(x2) → SW(x10) PAR 1 
TESTE 1 SW → SW(x2) → SW(x10) PAR 1 
TESTE 1D SW → SW(x2) → SW(x10) PAR 2 
TESTE 2 SW(x2) → SW(x10) → SW(x50) PAR 1 
TESTE 3 SW(x10) → SW(x50) → SW(x100) PAR 2 
SÉRIE 2 
TESTE 4 SW → SW0,75NaCl → SW0,50NaCl PAR 3 
TESTE 4D SW → SW0,75NaCl → SW0,50NaCl PAR 4 
TESTE 5 SW0,75NaCl → SW0,50NaCl→SW0,25NaCl PAR 3 
TESTE 6 SW0NaCl → SW0,25NaCl→SW0,50NaCl PAR 4 
 
As sequências de salmouras apresentadas na Tabela 4.10 foram planejadas de 
modo a estudar a injeção de água do mar com salinidade reduzida de modo secundário e 
terciário a fim de estudar o efeito de cada uma separadamente.  
 
87 
 
 
5. RESULTADOS E DISCUSSÕES 
 
Este capítulo está dividido em duas seções, nas quais serão apresentados e 
discutidos os resultados dos ensaios realizados. A primeira seção apresenta as curvas de 
recuperação dos testes de redução de salinidade total e a segunda seção aborda os testes de 
redução do cloreto de sódio. 
 
5.1 Ensaios de redução de salinidade total 
Foram realizados cinco testes onde a redução da salinidade da água do mar foi 
estudada. O primeiro teste (Teste 1* – PAR 1) foi realizado com as amostras do PAR 1 (D2 e 
D4) utilizando-se a primeira sequência de água do mar diluída, ou seja, iniciou-se a injeção 
com água do mar (SW) seguida de SW diluída duas vezes (SW(x2)) e SW diluída dez vezes 
(SW(x10)), em todas as águas utilizadas, foram injetados quatro volumes porosos (VP). O Teste 
1* – PAR 1 foi realizado em condições diferentes dos demais testes (pressão na backpressure 
de 4000 psi e confinamento de 5000 psi) para permitir a utilização de um transdutor de 
pressão do modelo Yokogawa a fim de obter informações sobre o diferencial de pressão das 
amostras, seguindo o esquema da Figura 5.1. Devido às propriedades referentes à rocha e aos 
fluidos, e sobretudo às condições severas de temperatura e pressão, a tentativa de medir o 
diferencial de pressão não foi bem sucedida. 
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Figura 5.1 - Esquema para o Teste 1 - PAR 1. 
 
A Figura 5.2 ilustra as curvas de produção de óleo em porcentagem referente ao 
Original Oil in Place (OOIP). No Teste 1* – PAR 1 apenas se observou a recuperação de óleo 
na injeção da primeira salmoura SW, responsável pela produção de 14,06% do OOIP, 
enquanto a injeção das salmouras seguintes não teve produção incremental. Este valor de 
recuperação mostra que a rocha apresenta molhabilidade preferencial ao óleo devido ao 
processo de envelhecimento, visto que o óleo utilizado apresenta um índice de acidez alto. 
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Figura 5.2 - Recuperação de óleo - Teste 1* - Par 1 
 
Para verificar a representatividade do Teste 1 e possibilitar a comparação com os 
outros testes, o Teste 1 foi novamente realizado com o PAR 1, desta vez em condições de 
pressão de 5000 psi e confinamento de 6000 psi. Como pode-se observar na Figura 5.3, o 
resultado do Teste 1 – PAR 1 foi mais condizente com os resultados obtidos nos testes 
seguintes. A primeira salmoura, SW, produziu 21,08% do OOIP, enquanto a segunda 
salmoura injetada, SW(x2), conseguiu recuperar cerca de 1,65% de óleo incremental e a 
terceira salmoura, SW(x10), recuperou mais 3,63%. A recuperação total do Teste 1 – PAR 1, 
portanto, foi de 26,36% do óleo inicial presente nas rochas. 
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Figura 5.3 - Recuperação de óleo - Teste 1 - Par 1 
 
O Teste 2 – PAR 1 foi realizado novamente com as amostras do PAR 1 (D2 e 
D4), mas dessa vez utilizando a segunda sequência das salmouras projetadas durante o 
planejamento dos ensaios. A Figura 5.4 mostra o resultado da recuperação de óleo para o PAR 
1 usando-se as salmouras SW(x2) → SW(x10) → SW(x50). A salmoura duas vezes diluída 
recuperou aproximadamente 27,33% após quatro volumes porosos injetados, enquanto a 
injeção da salmoura SW(x10) teve uma produção incremental de 3,69%, e durante a injeção de 
SW(x50), produziu-se mais 0,78% de óleo. 
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Figura 5.4 - Recuperação de óleo - Teste 2 - Par 1 
 
Foi realizada uma duplicata do Teste 1 com a rocha D0 (PAR 2) chamada Teste 
1D – PAR 2 (D0), ilustrada na Figura 5.5. Assim como o primeiro ensaio, a produção de óleo 
total não foi elevada. Após quatro volumes porosos injetados, a primeira salmoura (SW) 
recuperou 18,23% de óleo, a salmoura SW(x2) recuperou adicionalmente cerca de 1,06% e a 
terceira injeção da salmoura SW(x10) recuperou apenas 0,35% do OOIP.  
 
 
Figura 5.5 - Recuperação de óleo - Teste 1D - Par 2 
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O Teste 3 foi realizado com a amostra D0 (PAR 2) também utilizando a água do 
mar diluída na recuperação secundária. A sequência SW(x10) → SW(x50) → SW(x100) foi 
elaborada para este ensaio e a curva de recuperação de óleo resultante pode ser observada na 
Figura 5.6. A primeira água de injeção, SW(x10), obteve a maior produção de óleo entre as 
salmouras com redução de salinidade, cerca de 31,62%. As salmouras seguintes não 
obtiveram uma recuperação tão significante. A água do mar cinquenta vezes diluída recuperou 
adicionalmente 0,36% e a água do mar cem vezes diluída não obteve nenhuma recuperação 
incremental. 
 
 
Figura 5.6 - Recuperação de óleo - Teste 3 - Par 2 
 
5.1.1 Efeito da água do mar diluída dez vezes nos modos secundário e 
terciário 
O planejamento dos ensaios realizados foi elaborado para estudar os efeitos da 
diluição da água do mar, tanto no modo secundário quanto no modo terciário. Por conta disto, 
alguns experimentos foram realizados nas mesmas amostras, permitindo a comparação direta 
destes efeitos. Na Figura 5.7, apresentam-se os resultados dos ensaios do Teste 1 - PAR 1 e o 
Teste 2 - PAR 1, mostrando que há consistência nas recuperações obtidas, assim como os 
volumes obtidos para cada salmoura injetada, levando em conta que as características das 
rochas e as condições de temperatura e pressão dos testes. Ambos os testes apresentaram um 
crescimento na produção aproximadamente constante quando houve substituição das 
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salmouras.  
 
 
Figura 5.7 – Curvas de recuperação de óleo - Teste 1 e Teste 2 - PAR 1 
 
Podemos afirmar que, de acordo com os resultados dos ensaios realizados nas 
amostras do PAR 1 que a segunda sequência de água (SW(x2), seguida de SW(x10) e finalizando 
com SW(x50)) produziu maior quantidade relativa de óleo (cerca de 31,80%) que a primeira 
sequência de injeção (SW, seguida de SW(x2) e finalizando com SW(x10)), a qual teve 
recuperação de 21,08% do OOIP com a injeção de SW e cerca de 26,36% até o final do teste. 
Provavelmente este resultado se deve à alteração de molhabilidade que se deu de forma mais 
eficaz usando redução de salinidade da água do mar logo na recuperação secundária. 
Observando o comportamento das curvas destes testes, pode-se notar o potencial 
de recuperação da água do mar diluída duas e dez vezes. No Teste 2 – PAR 1, onde SW(x2) foi 
injetada no modo secundário, observou-se uma produção de óleo 6,25% maior comparando-se 
com o Teste 1 – PAR 1. Além disso, no Teste 1 – PAR 1 a salmoura SW(x10) conseguiu 
recuperar 3,63% na recuperação final como a terceira água na sequência de injeção e, no 
Teste 2 – PAR 1, a SW(x10) recuperou 3,69% como segunda salmoura de injeção. Podemos 
considerar estes valores significativos levando em conta o fator de recuperação total de óleo. 
De acordo com o Teste 1 – PAR 1 e Teste 2 – PAR 1, portanto, pode-se considerar que a água 
do mar com salinidade reduzida possui maior capacidade de recuperação de óleo que a água 
do mar comum, e a SW(x10) parece ter maior efeito na troca iônica que as demais diluições da 
água do mar. 
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A Figura 5.8 ilustra as curvas de recuperação de óleo dos testes realizados com o 
PAR 2 (D0). Tanto no Teste 1D – PAR 2 (D0) como no Teste 3 – PAR 2 (D0), apenas se 
observou uma recuperação considerável durante a injeção da primeira salmoura, enquanto que 
nas seguintes águas de injeção não se denotaram volumes de óleo adicionais que pudessem 
evidenciar alteração da molhabilidade. Em ambos os testes, notou-se praticamente a mesma 
taxa de recuperação de óleo com a segunda e terceira salmouras. 
 
 
Figura 5.8 - Curvas de recuperação de óleo - Teste 1D e Teste 3 - PAR 2 
 
Assim como os testes realizados com as amostras do PAR 1, os resultados dos 
ensaios realizados com o PAR 2 mostraram que a sequência onde a água do mar diluída foi 
injetada de modo secundário apresentou maior recuperação de óleo. O Teste 3 – PAR 2 (D0) 
com sequência SW(x10), seguida de SW(x50) e finalizando com SW(x100) obteve uma 
recuperação de 31,98% do OOIP, enquanto que no Teste 1D – PAR 2 (D0), onde iniciou-se a 
injeção com a água do mar comum, o fator de recuperação final foi de apenas 19,64%. Com a 
injeção da SW(x10) de modo secundário no Teste 3 – Par 2 (D0) foi possível recuperar 13,40% 
a mais que o Teste 1D – PAR 2 (D0) na primeira salmoura de injeção. Os resultados mostram 
que a água do mar diluída dez vezes possui maior potencial de recuperação em relação às 
outras diluições utilizadas, principalmente em modo secundário.  
A Figura 5.9 ilustra os ensaios realizados onde a água com redução de salinidade 
foi injetada de modo secundário. Comparando os volumes obtidos nas recuperações, observa-
se que a injeção de SW(x2) e SW(x10) tende a ser mais eficaz que diluições maiores como 
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SW(x50) ou SW(x100). Observando o gráfico, fica evidente o potencial da água do mar diluída 
dez vezes frente às outras diluições. Enquanto que no Teste 2 – PAR 1, o fator de recuperação 
só atinge 31% da sua produção após a injeção de SW(x10) a 8 volumes porosos, o Teste 3 – 
PAR 2, após somente a injeção de um volume poroso de SW(x10) já atingiu aproximadamente 
seu patamar, em 31% do OOIP.  
 
 
Figura 5.9 - Ensaios com redução de salinidade - Modo secundário 
 
Os efeitos da diluição da SW aparentemente são muito dependentes dos sistemas 
rocha/fluido e fluido/fluido. Alguns autores afirmam que a água do mar diluída entre duas 
vezes e dez vezes apresenta os melhores resultados de recuperação de óleo, tanto em testes de 
embebição como testes de deslocamento forçado (Alameri et al., 2014; AlQuraishi et al., 
2015; Yousef et al., 2011 e 2012). Outros autores não obtiveram recuperação incremental 
relevante com injeção de água de baixa salinidade e justificam os resultados pela redução dos 
íons ativos na salmoura (Fathi et al., 2010; Hamouda et al., 2014). 
 
5.2 Ensaios de redução de cloreto de sódio 
O Teste 4, Teste 4D, Teste 5 e Teste 6 foram realizados de modo a estudar os 
efeitos produzidos pela redução do NaCl da água do mar. Para o Teste 4 e Teste 5, os ensaios 
foram realizados usando as amostras do PAR 3 (AN10 e D3), enquanto o Teste 4D e Teste 6, 
foram utilizadas as rochas do PAR 4 (AN5 e D1). 
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Três sequências de salmouras distintas foram usadas, sendo o Teste 4 – PAR 3 e o 
Teste 4D – PAR 4 com injeção de SW original, seguida por SW com concentração de 75% de 
cloreto de sódio da água do mar (SW0,75NaCl) e SW com 50% de NaCl (SW0,50NaCl); o 
Teste 5 – PAR 3 iniciando com SW0,75NaCl, seguida por SW0,50NaCl e, por último, água 
do mar com concentração de apenas 25% de cloreto de sódio (SW0,25NaCl). O Teste 6 – 
PAR 4 foi iniciado com água o mar sem NaCl (SW0NaCl), seguida por água do mar com 
25% da concentração original de NaCl (SW0,25NaCl) e água do mar com 50% da 
concentração de NaCl (SW0,50NaCl). De acordo com o modelo da troca iônica defendido 
pelo Prof. Dr. Tor Austad, da Universidade de Stavanger, quando há redução da quantidade 
de cloreto de sódio da água de injeção, há um aumento da difusão dos íons ativos da salmoura 
de injeção que leva a um maior efeito alteração de molhabilidade da rocha para um estado 
mais voltado à água.
A Figura 5.10 ilustra a curva de recuperação de óleo do Teste 4 – PAR 3. Neste 
ensaio, a água do mar foi utilizada como primeira salmoura de injeção e conseguiu produzir 
31,53% do óleo presente nas amostras. Em seguida, foi injetada SW0,75NaCl, a qual 
recuperou adicionalmente 2,02%. A terceira salmoura, SW0,50NaCl recuperou também um 
adicional de 2,02%.  
 
 
Figura 5.10 - Recuperação de óleo - Teste 4 - Par 3 
 
No Teste 5 – PAR 3, a água do mar com redução de cloreto de sódio foi injetada 
de modo secundário. A primeira salmoura SW0,75NaCl recuperou cerca de 34,20% do óleo 
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com 4 PV injetados. A injeção da salmoura SW0,50NaCl teve uma produção adicional de 
2,07% e a terceira injeção com a salmouras SW0,25NaCl produziu aproximadamente 0,69%. 
A Figura 5.11 ilustra a curva de recuperação de óleo deste ensaio. 
 
 
Figura 5.11 - Recuperação de óleo - Teste 5 - Par 3 
 
 
O Teste 4D – PAR 4 (Figura 5.12) foi iniciado novamente com a injeção de água 
do mar. A SW recuperou cerca de 24,13% do óleo da amostra, enquanto a salmoura 
SW0,75NaCl recuperou um adicional de 2,14% e a SW0,50NaCl recuperou 1,23%, 
totalizando um fator de recuperação de 27,50%. 
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Figura 5.12 - Recuperação de óleo - Teste 4D - Par 4 
 
As três figuras apresentadas anteriormente mostram que houve recuperação de 
óleo incremental durante os distintos modos de avaliação da água do mar com 50% da 
concentração de cloreto de sódio. Estes resultados permitem indicam grande potencial desta 
salmoura em relação às demais reduções utilizadas. 
A última sequência de salmouras foi novamente utilizando a água do mar com 
redução de NaCl como injeção secundária. O Teste 6 – PAR 4 recuperou 32,24% com a água 
do mar sem cloreto de sódio (SW0NaCl). Quando aumentou a concentração do cloreto de 
sódio para 25% a concentração da água do mar comum (SW0,25NaCl), houve uma 
recuperação adicional de 3,78%. A última salmoura da série (SW0,50NaCl) recuperou apenas 
1,38%. O fator de recuperação para este teste então foi de 37,40%. A Figura 5.13 ilustra o 
resultado do Teste 6 – PAR 4.  
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Figura 5.13 - Recuperação de óleo - Teste 6 - Par 4 
 
Os resultados do Teste 4 – PAR 3, Teste 4D – PAR 4 e Teste 5 – PAR 3 vão de 
acordo com o que propõe o modelo de troca iônica, no qual a diminuição da concentração de 
NaCl favorece os mecanismos de alteração da molhabilidade e, portanto, pode-se observar um 
incremento considerável na recuperação de óleo quando se reduziu a quantidade de NaCl da 
salmoura. Porém, o Teste 6 – PAR 6 é contraditório com o que esperávamos. Pudemos 
observar uma recuperação durante a troca de salmouras, apesar da quantidade de cloreto de 
sódio ter sido aumentada. Portanto, neste caso, pode-se dizer que a quantidade de NaCl 
presentes nas salmouras com 25 e 50% sua concentração original não foi suficiente para afetar 
o mecanismo de troca iônica. 
5.2.1 Efeito da redução de cloreto de sódio nos modos secundário e terciário 
Para estudar os efeitos na recuperação de petróleo produzidos pela redução do 
cloreto de sódio, prepararam-se duas figuras representativas, onde foram plotados os 
resultados obtidos durante o uso das sequências projetadas no planejamento dos 
experimentos. 
A Figura 5.14 ilustra os ensaios realizados com as rochas do PAR 3 avaliados 
como primeira e segunda sequência de redução de NaCl. Os volumes recuperados no Teste 4 
– PAR 3, a primeira água de injeção (SW) foram em torno de 31,53% do OOIP, enquanto que 
no Teste 5 – PAR 3, a primeira água de injeção (SW0,75NaCl) recuperou 34,20% do OOIP. 
Portanto, notou-se uma maior recuperação quando a quantidade de cloreto de sódio foi 
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diminuída da primeira salmoura de injeção.  
 
 
Figura 5.14 - Curvas de recuperação de óleo - Teste 4 e Teste 5 - PAR 3 
 
Ao final do ciclo de injeções, ambos os ensaios realizados com o PAR 3 
recuperaram aproximadamente a mesma quantidade final de óleo. Porém, foi possível notar 
que a redução de cloreto de sódio no modo secundário de injeção apresentou melhores 
resultados, visto que há produção de óleo mais rapidamente.  
O mesmo comportamento pôde ser observado nos ensaios realizados com o PAR 
4, ilustrado na Figura 5.15. O Teste 4D recuperou apenas 24,13% do óleo presente nas 
amostras com a primeira salmoura de injeção (SW) e o Teste 6 conseguiu recuperar 32,24% 
com a água do mar sem cloreto de sódio.  
 
0.0
10.0
20.0
30.0
40.0
50.0
60.0
0 2 4 6 8 10 12
Ó
le
o
 p
ro
d
u
zi
d
o
 (
%
) 
VP injetados 
Teste 4 e Teste 5 - PAR 3 
% óleo produzido - Teste4_Par3 % óleo produzido - Teste5_Par3
Teste 4 [SW]  31,53% 
Teste 5 [SW0,75NaCl]  34,20% 
Teste 4 [SW0,75NaCl]  +2,02% 
Teste 5 [SW0,50NaCl]  +2,07% 
Teste 4 [SW0,50NaCl]  +2,02% 
Teste 5 [SW0,25NaCl]  +0,69% 
101 
 
  
 
Figura 5.15 - Curvas de recuperação de óleo - Teste 4D e Teste 6 - PAR 4 
 
No entanto, o efeito da concentração de NaCl nas salmouras seguintes é 
inconclusivo, uma vez que o aumento da sua concentração no Teste 6 – PAR 4 pareceu 
conduzir a recuperações maiores que a sua diminuição no Teste 4D – PAR 4, apesar de serem 
valores da mesma ordem de grandeza. Observam-se patamares muito semelhantes nos testes 
que, portanto, podem indicar que a alteração da quantidade de cloreto de sódio não teve 
efeitos consideráveis na alteração de molhabilidade.  
Puntervold et al. (2015) observaram através de ensaios de embebição que existe 
uma quantidade mínima de NaCl que deve ser retirado da água de injeção para que a técnica 
de injeção de água com redução de cloreto de sódio seja eficaz. Esta quantidade depende da 
interação do sistema rocha/óleo/água. Levando em conta os resultados do Teste 6 – PAR 4, 
pode-se então dizer que a quantidade de NaCl nas salmouras SW0,25NaCl e SW0,50NaCl, 
quando seguidas da salmoura SW0NaCl, provavelmente não interferiu nas reações entre os 
íons ativos da salmoura e a superfície da rocha. 
Recordando todos os testes realizados, é possível inferir que a redução de cloreto 
de sódio foi mais eficiente que a redução da salinidade total. Enquanto os testes de redução de 
salinidade total produziram no máximo 32% do OOIP após todos os ciclos de injeção, os 
ensaios onde somente quantidade de NaCl foi reduzida chegaram a produzir 37,40% do 
OOIP. De acordo com o modelo da troca iônica defendido pelo Prof. Tor Austad, os íons Na
+
 
e Cl
-
 se acumulam na superfície da rocha carbonática e dificultam o acesso dos íons ativos 
Ca
2+
, Mg
2+
 e SO4
2-
 até a superfície. Quando houve redução destes íons inativos, foi de se 
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esperar que houvesse maior recuperação de óleo devido ao processo de alteração de 
molhabilidade. 
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6. CONCLUSÕES 
 
Os métodos de alteração da composição da água do mar chamam atenção por 
serem economicamente viáveis e relativamente simples. Para reservatórios offshore, esta 
técnica se torna ainda mais atrativa levando em conta a extensão dos reservatórios de petróleo 
e a quantidade de óleo que não consegue ser recuperada por métodos tradicionais.  
Em reservatórios carbonáticos, a técnica se torna mais interessante, visto que a 
injeção de água comum como método de recuperação secundária não é tão eficaz devido ao 
carbonato apresentar molhabilidade preferencial ao óleo ou neutra em condições de 
reservatório. O efeito das técnicas de redução de salinidade e NaCl em rochas carbonáticas 
ainda não é completamente compreendido, portanto é de suma importância que mais estudos 
continuem a ser realizados. 
Neste trabalho foram estudados os efeitos da redução da salinidade total e redução 
da concentração de cloreto de sódio nas salmouras de injeção. Os parâmetros dos ensaios 
foram definidos para representar condições de reservatório, incluindo temperatura, pressão, 
água conata e salmouras sintéticas representando diversas composições da água do mar. Nove 
experimentos de deslocamento forçado em dolomitas provenientes de afloramento foram 
realizados. As salmouras de baixa salinidade foram injetadas de modo secundário e terciário e 
estudaram-se as curvas de recuperação de óleo para cada teste.  
As principais contribuições e conclusões da presente pesquisa foram as seguintes:  
1) Foi desenvolvido um aparato que teve capacidade de trabalhar em condições de 
reservatório (5000 psi e 124
°
C) com sistema de coleta de dados em condições diferentes 
(2000 psi e 70
°
C). O sistema utilizado neste projeto servirá de base para projetos que venham 
a ser desenvolvidos no futuro, com condições de teste e rochas diversas. 
2) No geral, a recuperação de óleo total foi baixa (menos de 40%) para todos os testes, em 
comparação a resultados de deslocamento forçado realizado por outros autores em condições 
mais brandas (Lima, 2016; Shehata et al., 2014), que chegam a cerca de 60%.  
3) Observando os resultados dos testes conduzidos, as amostras tendem a responder melhor à 
injeção de água do mar com salinidade reduzida na injeção secundária que terciária, 
comparando-se com a água do mar comum. Nos testes realizados com redução da salinidade 
total usando-se o PAR 1, a injeção de SW(x2) recuperou 6,25% a mais que a água do mar 
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comum (SW). Já com o PAR 2, a recuperação foi ainda maior. A SW(x10) recuperou 13,39% a 
mais que quando se injetou SW. O mesmo efeito pode ser observado nos testes realizados 
com redução somente do cloreto de sódio. Usando o PAR 3, SW0,75NaCl recuperou 2,67% a 
mais que a SW, enquanto que nas rochas do PAR 4, SW0NaCl recuperou 8,11% a mais que a 
água do mar comum. 
4) Entre os ensaios com redução da salinidade total da água do mar, a salmoura SW(x10) 
apresentou os melhores resultados frente às outras diluições, onde recuperou 31,62% do OOIP 
em modo secundário. 
5) A redução da concentração de cloreto de sódio na água do mar foi mais eficiente que a 
redução da salinidade total. Enquanto os testes de redução de salinidade total produziram no 
máximo 32% do OOIP após todos os ciclos de injeção, os ensaios onde somente quantidade 
de NaCl foi reduzida chegaram a produzir 37,40% do OOIP. 
6) O papel da redução da salinidade total e do NaCl ficou inconclusivo na injeção das 
segundas e terceiras salmouras de cada sequência, pois a recuperação incremental foi 
relativamente baixa. 
 
6.1 Recomendações e trabalhos futuros 
Observando todos estes pontos, pode-se afirmar que ainda é necessário aprofundar 
as pesquisas na área de recuperação avançada de óleo por injeção de água de baixa salinidade 
em rochas carbonáticas. Ainda há vários pontos a serem esclarecidos, portanto há algumas 
sugestões que podem ser feitas em trabalhos futuros, como os seguintes pontos: 
 Para incrementar os dados de produção de petróleo, é interessante obter o diferencial 
de pressão nas rochas. Nestas condições de temperatura e pressão, é necessário um transdutor 
tenha sensibilidade para medir um diferencial de pressão em escala de 0,02 psi.  
 Utilizar diferentes rochas carbonáticas além de dolomitas para verificar o efeito da 
injeção de água de baixa salinidade em cada uma delas. É importante que haja um critério de 
seleção quanto aos carbonatos elegíveis para a aplicação da técnica de injeção de água de 
baixa salinidade. Mais experimentos em outros tipos de carbonatos ajudariam a compreender 
melhor os mecanismos que acarretam o aumento na recuperação de óleo quando há 
diminuição da salinidade das salmouras injetadas.  
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 Seria interessante realizar testes alterando-se outros parâmetros da água de injeção, 
como concentração dos íons Ca
+2
, Mg
+2
 e SO4
2-
 nestas condições de pressão e temperatura.  
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APÊNDICE A – PARTICULARIDADES DO PROCEDIMENTO 
EXPERIMENTAL 
Este apêndice destina-se a apresentar os detalhes e informações particulares do 
procedimento experimental aplicado nos testes, como o procedimento para limpeza das rochas 
e cálculo dos volumes mortos do aparato. 
O tempo para a execução de cada etapa em laboratório é ilustrado na Tabela6A.1. 
 
Tabela6A.1 - Tempo necessário para a execução de cada etapa da elaboração dos testes. 
Procedimento Etapas Tempo 
Preparação 
das salmouras 
Pesagem dos sais, agitação, filtragem e desaeração 1 dia 
Amostragem 
do óleo 
Agitação, montagem do aparato, limpeza e filtragem 2 dias 
Preparação 
das amostras 
Caracterização das amostras (dimensões, massa, 
permeabilidade e porosidade) 
1 dia 
Saturação com água de formação – etapa de vácuo 1 dia 
Saturação com água de formação – etapa de 
preenchimento das amostras com água de formação dez 
vezes diluída (FW(x10)) 
1 dia 
Saturação com água de formação – etapa de evaporação 4 a 5 dias 
Saturação com água de formação – etapa de 
estabilização 
3 dias 
Saturação com óleo 2 a 3 dias 
Envelhecimento Mínimo 14 
dias 
Ensaios de 
recuperação 
Montagem do coreholder, drenagem das linhas, 
aquecimento da estufa, estabilização da pressão e 
substituição do óleo 
2 dias 
Testes 3 a 4 dias 
Restauração Limpeza com tolueno, metanol, e secagem 2 a 4 semanas 
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das amostras 
 
A.1 Limpeza das rochas 
Após cada teste, as amostras foram limpas para realização das duplicatas ou 
outros testes. A limpeza das rochas foi feita em um equipamento Soxhlet, ilustrado na 
Figura6A.1. Este equipamento utiliza o fluxo de solvente em um processo intermitente. O 
vapor do solvente viaja até o condensador que o torna líquido. Em seguida, o solvente 
condensado se desloca para a câmara onde foi colocada a amostra. Esta câmara enche-se 
lentamente com o solvente quente e os compostos se dissolvem no fluido. Quando a câmara 
do Soxhlet está quase cheia, o solvente é devolvido ao balão de destilação juntamente com as 
impurezas da rocha. O ciclo é repetido até que a rocha esteja limpa. 
 
 
Figura6A.1 - Soxhlet utilizado para a limpeza das rochas. 
 
Foram utilizados dois equipamentos Soxhlet para a limpeza das rochas. A 
primeira etapa consiste em limpar a rocha com o tolueno para que os hidrocarbonetos sejam 
retirados. A avaliação desta etapa é visual e considerou-se a rocha limpa quando o tolueno 
saiu claro o suficiente. A segunda etapa consiste em retirar os sais remanescente nas rochas. 
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Para isso, foi utilizado novamente o Soxhlet contendo metanol. As rochas ficaram no Soxhlet 
por vários dias e, neste caso, a limpeza da rocha foi constatada com o uso do nitrato de prata. 
Quando há sais presentes na rocha, a solução do nitrato de prata com o metanol apresenta uma 
tonalidade opaca, e quando as rochas estão limpas, a tonalidade a solução é mais translúcida. 
Assim que as rochas são limpas, são deixadas por 24 horas na capela e 24 horas na estufa a 
70
°
C para que todos os solventes sejam evaporados. 
 
A.2 Volumes mortos 
Para o cálculo mais preciso do tempo de produção de óleo, foram medidos 
individualmente os volumes mortos de todas as linhas usadas durante o teste. Para tal 
procedimento, as linhas foram saturadas com água e em seguida drenadas em provetas para a 
medição do volume. Os volumes das linhas usadas para a substituição do óleo não foram 
medidos, pois não houve coleta de dados durante esta etapa. Na Figura6A.2 estão indicados os 
valores dos volumes mortos de cada linha, do difusor de entrada (DI) e difusor de saída  do 
coreholder (DO), assim como o tempo que o fluido percorre a extensão da linha na vazão de 
teste (0,1 cm³/s). 
 
 
Figura6A.2 - Valores dos volumes mortos do aparato experimental. 
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APÊNDICE B – DETERMINAÇÃO DA PROPORÇÃO DE 
CICLOEXANO NO ÓLEO PROJETADO  
O uso de um solvente para a diluição do óleo morto é aplicado por diversos 
pesquisadores (Strand et al., 2005; Zhang et al., 2006a; Hiorth et al., 2010). A adição de uma 
quantidade de solvente no óleo cru diminui a concentração de componentes polares presentes, 
ou seja, o número índice de acidez diminui.  
Neste trabalho, o óleo projetado é uma solução que contém 60% de óleo morto e 
40% de  em volume para simular o óleo vivo em condições de reservatório. Para cicloexano
calcular a quantidade de óleo e solvente em condições atmosféricas, foram realizadas as 
seguintes etapas. 
1. Obter as propriedades de viscosidade e densidade do óleo morto e cicloexano 
em condições atmosféricas e de reservatório 
2. Obter informações de massa molar do óleo morto (MM1) e cicloexano 
(MM2). Os valores encontrados são mostrados na Tabela6B.12. A densidade e 
viscosidade do cicloexano a condições atmosféricas foram encontrados no site 
http://webbook.nist.gov/chemistry/fluid/ e 
http://www.ddbst.com/en/EED/PCP/VIS_C50.php. 
 
Tabela6B.12 - Propriedades do óleo morto e do cicloexano. 
 
Óleo morto (1) Cicloexano (2) 
14,7 psi 
20
°
C 
5000psi 
124
°
C 
14,7 psi 
20
°
C 
5000psi 
124
°
C 
Viscosidade (cp) 14,66 2,268 0,993 0,41 
Densidade 0,855 0,808 0,779 0,717 
Massa Molar 
(MM)(g/mol) 
287,56 84,16 
 
3. Obter a fração molar do óleo morto (x1) e do cicloexano (x2) através das 
Equações (7) e (8). 
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 (7) 
         (8) 
Onde: 
MM1 – Massa molar do óleo morto 
MM2 – Massa molar do cicloexano 
ρ1
res
 – Densidade do óleo em condições de reservatório 
ρ2
res
 – Densidade do cicloexano em condições de reservatório 
 
4. Obter a massa de óleo morto (m1) e de cicloexano (m2) em 1 mol de mistura 
usando as Equações (9) e (10). 
 
           (9) 
           (10) 
 
5. Obter o volume de óleo morto (v1) e de cicloexano (v2) em condições 
atmosféricas em 1 mol de mistura usando as Equações (11) e (12). 
 
        
    (11) 
        
    (12) 
Onde: 
ρ1
atm
 – Densidade do óleo em condições atmosféricas 
ρ2
atm
 – Densidade do cicloexano em condições atmosféricas 
 
6. Determinar a porcentagem em volume de óleo morto (%v1
atm
) e cicloexano 
(v2
atm
) na mistura em condições atmosféricas pelas Equações (13) e (14). 
 
   
    
  
     
 (13) 
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 (14) 
 
Para determinar o valor da viscosidade do óleo projetado (mistura) em condições 
de reservatório, utilizou-se a Equação (15): 
 
                            (15) 
Onde: 
µ1 – Viscosidade do óleo morto 
µ2 – Viscosidade do cicloexano 
 
Os resultados dos cálculos podem sem encontrado na Tabela6B.23. 
 
Tabela6B.23 – Dados calculados para a estimativa de cicloexano e óleo morto no óleo projetado. 
 
14,7 psi 
20
°
C 
5000psi 
124
°
C 
Fração molar do óleo morto (x1): 0,3311 0,3311 
Massa do óleo morto em 1 mol da 
mistura (m1): 
95,22 95,22 
Massa do cicloexano em 1 mol da 
mistura (m2): 
56,29 56,29 
Volume do óleo morto em 1 mol da 
mistura (v1): 
111,40 117,79 
Volume do cicloexano em 1 mol da 
mistura (v2): 
72,30 78,53 
Porcentagem em volume do óleo 
morto na mistura (%v1): 
0,61 0,60 
Porcentagem em volume de 
cicloexano na mistura (%v2): 
0,39 0,4 
Viscosidade do óleo vivo (cp): 0,75  
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APÊNDICE C – DETERMINAÇÃO DO ÍNDICE DE ACIDEZ DO 
SARA DO ÓLEO 
C.1. Determinação do índice de acidez do óleo 
 
A quantidade de grupos carboxílicos no óleo cru, ou seja, o número de acidez 
(AN) é um parâmetro crucial que indica estado de molhabilidade de uma rocha reservatório. 
Quando maior for o AN, menor é a molhabilidade da rocha à água. Entretanto, sabe-se através 
da geoquímica orgânica que o AN do óleo cru está relacionado com a temperatura do 
reservatório pois ocorre o processo de descarboxilação conforme a temperatura aumenta 
(Zhang e Austad, 2005). Portanto, o índice de acidez também está relacionado à temperatura 
do reservatório. 
A determinação do índice de acidez tem um papel importante na análise do óleo. 
Neste trabalho, o índice de acidez foi determinado em laboratório seguindo a referência 
normativa ASTM D-664 – Método A. O procedimento para definir o AN do óleo consiste em 
determinar a quantidade de base, expressa em miligramas de hidróxido de potássio por grama 
de amostra de óleo (mgKOH/g), necessário para titular a amostra em um solvente para um 
critério específico. 
A amostra de óleo é dissolvida numa mistura de tolueno e propanol contando uma 
pequena quantidade de água. A solução é titulada com hidróxido de potássio alcoólica com a 
ajuda de um eletrodo de vidro e um eletrodo indicador. Com os volumes de solução titulada, 
as leituras do medidor são plotadas e os pontos finais são tomadas em inflexões da curva 
resultante. Após o procedimento, os pontos finais das curvas indicam medidas 
correspondentes aos valores básicos e ácidos do óleo. 
 
C.2. Determinação do SARA 
 
Devido à composição extremamente complexa do óleo, não é possível fazer sua 
caracterização por tipos de moléculas individuais e a análise elementar não é atrativa pois 
fornece apenas parte da informação necessária sobre a composição do óleo. Ao invés disso, a 
análise dos tipos de grupos carboxílicos é altamente empregada fazendo a separação dos 
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maiores grupos carboxílicos. A determinação do SARA – ou seja determinação do teor de 
saturados, aromáticos, resinas e asfaltenos – é um exemplo dessa análise do óleo cru, 
separando a amostra de óleo em quatro classes principais levando em conta suas diferenças de 
solubilidade e polaridade (Muhammad et al., 2013). 
O procedimento para a determinação do SARA é baseado na dissolução 
sequencial do óleo morto em diferentes solventes. A determinação do SARA neste trabalho 
foi baseada nas referências normativas ASTM D6560-12 e ASTM 2007-11. Segue o 
procedimento: 
1. A massa da amostra de óleo usada para o procedimento foi de 10,08g.  
 
2. A etapa de separação dos asfaltenos consiste na preparação de uma solução de 
óleo cru e heptano numa razão 1:30, mantida 24h sob agitação em um 
recipiente fechado usando um agitador magnético.  
 
3. A solução é filtrada sob vácuo com uma membrana polimérica de nylon de 
0,45 µm. O sólido retido na membrana é então seco a uma temperatura de 
70
°
C até a estabilização da massa (masfaltenos = 0,036g). A porcentagem de 
asfaltenos é então calculada usando a Equação (16). 
 
                 
           
     
  
       
       
                 (16) 
 
Onde: 
masfaltenos – Massa da fração de asfaltenos na amostra de óleo 
móleo – Massa da amostra de óleo 
 
4. Para a separação da fração de resinas do óleo cru, foi adicionado 98,28g de 
argila Atapulgita.  
 
5. A mistura foi agitada a 1000 rpm por 2 horas a temperatura ambiente. 
 
6. A mistura então foi filtrada usando-se um papel de filtro 42.  
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7. O sólido retido no filtro foi então lavado com heptano para a remoção de 
componentes não adsorvidos na argila.  
 
8. A mistura foi então seca em estufa a 100°C e 150°C até a estabilização da 
massa. A massa de resina (mresinas = 0,04g) pode então ser obtida pela 
diferença de massa da argila. Portanto: 
 
               
        
     
  
      
       
           (17) 
 
Onde: 
mresinas – Massa da fração de resinas na amostra de óleo 
 
9. O filtrado da etapa anterior teve então seu volume reduzido a 10 ml usando-se 
um rotavapor.  
 
10. Esse volume foi então eluído por uma coluna de sílica gel empacotada com 
heptano. Os aromáticos são adsorvidos na sílica e a quantificação é feita pela 
diferença de massa da sílica (maromáticos = 0,21g). 
 
                  
           
     
  
      
       
           (18) 
 
Onde: 
maromáticos – Massa da fração de aromáticos na amostra de óleo 
 
11. A quantificação de saturados é feita por diferença de massa entre a amostra de 
óleo original e a massa de aromáticos, resinas e asfaltenos, conforme a 
Equação (19). 
 
                                                   (19) 
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Onde: 
msaturados – Massa da fração de saturados na amostra de óleo 
 
A massa da fração de saturados encontrada foi de 10,572g. Portanto: 
 
                 
          
     
  
        
       
            (20) 
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APÊNDICE D – DENSIDADE E VISCOSIDADE DAS SALMOURAS 
Para compreendermos melhor os resultados dos ensaios realizados, é importante 
conhecermos as propriedades dos fluidos usados. Para isso, foram usadas correlações de 
densidade e viscosidade com dados de entrada de salinidade, pressão e temperatura. As 
correlações apresentadas foram formuladas para salmouras contendo somente água deionizada 
e NaCl, porém os resultados foram aproximados para as salmouras usadas neste projeto. 
Para verificar os valores calculados, também foram medidas as propriedades de 
das salmouras usando o densímetro DMA-4500 e DMA HP e o viscosímetro Cambridge 
modelo Viscopro 2000. Este capítulo apresenta os procedimentos usados e os resultados 
obtidos. 
 
Viscosidade 
 
As correlações de cálculo de viscosidade das salmouras usadas são a de Pallister e 
McKibbin (1998) e Kestin et al. (1981), descritas abaixo. 
 
D.1. Correlação de Pallister & McKibbin (1998) 
 
Pallister e McKibbin (1998) desenvolveram uma correlação para estimar 
matematicamente o valor da viscosidade da salmoura. As Equações (21) e (22) mostram o 
cálculo da viscosidade da salmoura para condições de T < 800
o
C e P < 500 bar.  
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            (22) 
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μb (T, p, X) – Viscosidade dinâmica da salmoura (kg/(m.s)) 
μc (800) – Viscosidade do sal a 800
°
C (kg/(m.s)) 
μw (T, p) – Viscosidade da água (kg/(m.s)) 
p – Pressão (bar) 
T – Temperatura (°C) 
X – Salinidade (0 – 1) 
 
D.2. Correlação de Kestin et al. (1981) 
 
Os valores de viscosidade das soluções salinas a temperatura entre 20 - 150
o
C, 
pressão entre 0,1 - 5,4 MPa e concentração entre 0 – 5,4 molar foram medidos e reportados 
por Kestin et al. (1978). Os resultados experimentais foram correlacionados em termos de 
pressão, temperatura e concentração. 
Os valores tabelados da viscosidade dinâmica então foram computados. As 
correlações são sumarizadas nas Equações (23) a (33) abaixo.  
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(33) 
 
Onde: 
T – Temperatura (°C) 
  
  – Viscosidade da salmoura à pressão hipotética de zero psi (Pascal.s) 
  
  – Viscosidade da água pura à pressão hipotética de zero psi (Pascal.s) 
  
        – Viscosidade da água pura à pressão hipotética de zero psi (Pascal.s) e 20°C 
  
  – Viscosidade da salmoura à pressão hipotética de zero psi (Pascal.s) 
μb – Viscosidade da salmoura  (Pascal.s) 
m – Salinidade (mol/kg) 
ms – Concentração de NaCl em ponto de saturação (mol/kg) 
p – Pressão (MPa) 
β – Coeficiente de pressão da viscosidade (1/(GPascal)-1) 
βE – Coeficiente de excesso de pressão sobre a água (1/(GPascal)
-1
) 
βs
E
 – Coeficiente de pressão a saturação de sal (1/(GPascal)-1) 
β* – Coeficiente de excesso de pressão reduzido, βE/βs
E
 (-)  
 
D.3. Comparação das correlações de viscosidade com os valores obtidos em 
127 
 
  
laboratório 
 
A Tabela6D.16.4abaixo mostra os valores de viscosidade calculados pelas 
correlações de Pallister e McKibbin (1998) e Kestin et al. (1981) e os valores medidos com o 
viscosímetro Cambridge modelo Viscopro 2000 para as salmouras usadas em laboratório. Os 
valores de viscosidade medidos são ilustrados na coluna em amarelo. 
 
Tabela6D.16.4- Valores de viscosidade calculados e medidos. 
Brine 
Salinity 
(ppm) 
Temperature 
(
°
C) 
Pressure 
(psia) 
μs (cp) 
μs (cp) 
Kestin et 
al. (1981) 
Erro - 
Kestin 
(1981) 
μs (cp) 
Pallister & 
McKibbin 
(1998) 
Erro - 
Pallister & 
McKibbin 
(1998) 
SW 34380 
20 14,7 1,133 1,051 7,80% 1,105 2,54% 
70 2000 0,466 0,436 6,93% 0,449 3,69% 
124 5000 0,253 0,251 0,87% 0,257 1,59% 
SW(x2) 17190 
20 14,7 1,123 1,026 9,51% 1,053 6,62% 
70 2000 0,463 0,422 9,72% 0,428 7,99% 
124 5000 0,239 0,242 1,10% 0,245 2,45% 
SW(x10) 3438 
20 14,7 1,110 1,007 10,23% 1,012 9,64% 
70 2000 0,458 0,411 11,45% 0,412 11,19% 
124 5000 0,226 0,234 3,42% 0,235 3,82% 
SW(x50) 388 
20 14,7 1,039 1,002 3,59% 1,003 3,56% 
70 2000 0,440 0,408 7,70% 0,408 7,81% 
124 5000 0,211 0,233 9,49% 0,233 9,66% 
SW(x100) 344 
20 14,7 1,021 1,002 1,80% 1,003 1,78% 
70 2000 0,432 0,408 5,85% 0,408 5,96% 
124 5000 0,207 0,233 11,24% 0,233 11,40% 
SW0NaCl 10909 
20 14,7 1,072 1,017 5,44% 1,034 3,63% 
70 2000 0,434 0,417 4,21% 0,421 3,19% 
124 5000 0,211 0,238 11,41% 0,241 12,25% 
SW0,25NaCl 16778 
20 14,7 1,107 1,025 8,01% 1,052 5,22% 
70 2000 0,452 0,421 7,29% 0,428 5,65% 
124 5000 0,225 0,241 6,84% 0,245 8,09% 
SW0,50NaCl 22648 
20 14,7 1,136 1,033 9,93% 1,070 6,20% 
70 2000 0,461 0,426 8,25% 0,435 6,03% 
124 5000 0,232 0,245 5,27% 0,249 6,91% 
SW0,75NaCl 28517 
20 14,7 1,145 1,042 9,82% 1,087 5,26% 
70 2000 0,474 0,431 9,91% 0,442 7,10% 
124 5000 0,240 0,248 3,02% 0,253 5,05% 
 
Podemos observar que os valores medidos estão próximos aos valores calculados 
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pelas correlações de Pallister e McKibbin (1998) e Kestin et al. (1981). Os valores dos erros 
podem ser considerados aceitáveis levando em conta a escala de grandeza da viscosidade. 
 
Densidade 
 
Para o cálculo dos valores de densidade das salmouras, foi necessário calcular o 
fator volume de formação da água (Bw). As correlações para o cálculo do Bw foram o de 
McCain (1990), dadas pelas Equações (34) a (36) abaixo. 
 
                     (34) 
 
                
                                    (35) 
 
 
                
                                             
                   
(36) 
 
Onde: 
T – Temperatura (°F) (<260°F) 
P – Pressão (<5000 psia) 
ΔVwp – Variação do volume pela pressão 
ΔVwT – Variação do volume pela temperatura 
 
Com o valor de Bw para cada condição de temperatura e pressão, pudemos 
calcular as densidades das salmouras pelas correlações de McCain (1990) e Rowe e Chou 
(1970), descritas abaixo. 
 
D.4. Correlação de McCain (1990) 
 
A Figura6D.13 representa a função da densidade da salmoura pela porcentagem 
de sólidos dissolvidos em condições de superfície.  
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Figura6D.13- Densidade da salmoura em função da porcentagem total de sólidos dissolvidos (Fonte: Secondary 
Recovery of Oil in the United States. American Petroleum Institute, 1950. P. 125) 
  
  
McCain (1990) desenvolveu a correlação dada pela Equação (37), que representa 
o ajuste da curva acima. 
 
   
                                               (37) 
 
A densidade das salmouras a condições de reservatório se calcula dividindo o 
valor encontrado pelo fator volume de formação (Correlação de McCain, 1990): 
 
    
  
  
  
 (38) 
 
Onde: 
%NaCl – Quantidade de sólidos dissolvidos (%)  
  
  – Densidade da salmoura em condições de superfície (lb/ft³) 
Bw – Fator volume de formação 
 
D.5. Correlação de Rowe & Chou (1970) 
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As densidades das salmouras foram experimentalmente determinadas a 
temperaturas de 0
o
 a 175
o
C, concentração de 0 a 250000 ppm e pressões até 5000 psi. Rowe e 
Chou (1970) desenvolveram a correlação mostrada nas Equações (39) a (48) que aproxima 
estes valores experimentais dos valores encontrados na literatura. 
 
    
 
  
 (39) 
 
             
                           (40) 
 
 
                                       
 
        
 
 
      
  
 
(41) 
 
 
                                                  
 
         
 
 
        
  
 
(42) 
 
                                  (43) 
 
                                      (44) 
 
                                      (45) 
 
                                           (46) 
 
                                          (47) 
 
                                              (48) 
 
Onde: 
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T – Temperatura (K) 
x – Fração mássica de NaCl (-) 
P – Pressão da salmoura (atm) 
vb – Volume específico da salmoura (cm
3
/g) 
ρb – Densidade da salmoura (g/cm
3
) 
 
D.6. Comparação das correlações de densidade com os valores obtidos em 
laboratório 
 
Assim como feito com a viscosidade, os valores de densidade calculados com as 
correlações de McCain (1990) e Rowe & Chou (1970) foram comparados com os valores 
medidos no densímetro DMA-4500 e DMA HP. A Tabela6D.26.5mostra os valores 
encontrados, onde a coluna em amarelo representa os valores medidos em laboratório. 
  
 
Tabela6D.26.5- Valores de densidade calculados e medidos. 
Brine 
Salinity 
(ppm) 
Temperature 
(
°
C) 
Pressure 
(psia) 
ρ (g/cm³) 
ρ (g/cm³) 
McCain 
(1990) 
Erro - 
McCain 
(1990) 
ρ (g/cm³) 
Rowe & 
Chow 
(1981) 
Erro - 
Rowe & 
Chow 
(1981) 
SW 34380 
20 14,7 1,023 1,022 0,16% 1,023 0,08% 
70 2000 1,002 1,001 0,05% 1,001 0,08% 
124 5000 0,975 0,976 0,14% 0,963 1,21% 
SW(x2) 17190 
20 14,7 1,011 1,010 0,13% 1,010 0,05% 
70 2000 0,990 0,989 0,10% 0,989 0,09% 
124 5000 0,963 0,965 0,16% 0,951 1,22% 
SW(x10) 3438 
20 14,7 1,001 1,000 0,08% 1,001 0,00% 
70 2000 0,980 0,979 0,08% 0,980 0,03% 
124 5000 0,953 0,955 0,23% 0,942 1,18% 
SW(x50) 388 
20 14,7 0,999 0,998 0,09% 0,998 0,02% 
70 2000 0,978 0,977 0,08% 0,978 0,02% 
124 5000 0,951 0,953 0,24% 0,940 1,18% 
SW(x100) 344 
20 14,7 0,999 0,998 0,08% 0,998 0,01% 
70 2000 0,978 0,977 0,07% 0,978 0,01% 
124 5000 0,951 0,953 0,27% 0,940 1,14% 
SW0NaCl 10909 
20 14,7 1,008 1,005 0,25% 1,006 0,17% 
70 2000 0,986 0,985 0,18% 0,985 0,15% 
124 5000 0,959 0,960 0,10% 0,947 1,29% 
SW0,25NaCl 16778 20 14,7 1,011 1,009 0,20% 1,010 0,13% 
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70 2000 0,990 0,989 0,15% 0,989 0,14% 
124 5000 0,963 0,964 0,12% 0,951 1,26% 
SW0,50NaCl 22648 
20 14,7 1,015 1,013 0,19% 1,014 0,12% 
70 2000 0,994 0,993 0,13% 0,993 0,14% 
124 5000 0,967 0,968 0,12% 0,955 1,25% 
SW0,75NaCl 28517 
20 14,7 1,020 1,018 0,18% 1,018 0,11% 
70 2000 0,998 0,997 0,10% 0,997 0,12% 
124 5000 0,971 0,972 0,14% 0,959 1,22% 
 
